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vResumen
La remuneracio´n y asignacio´n de capacidad de transmisio´n en mercados ele´ctricos desre-
gulados son actividades complejas y fundamentales para el adecuado funcionamiento de los
mismos. En este documento se presenta una revisio´n sobre algunos mecanismos empleados
en tales actividades, con el objetivo de proponer las bases de una metodolog´ıa para aplicar
uno de los mecanismos identificados en el mercado ele´ctrico colombiano.
Para lo anterior, primero se desarrolla un ana´lisis del rendimiento de diversos mecanismos
de remuneracio´n frente a los criterios de tarificacio´n definidos en Energy Modeling Forum, de
la Universidad de Stamford. En segundo lugar, se clasifica tales mecanismos de remuneracio´n
frente al esquema de asignacio´n de capacidad asociado y a las diversas estructuras y esquemas
de negociacio´n de mercado. Este ana´lisis indica que adema´s de considerar las bondades
te´cnicas y econo´micas de un mecanismo de remuneracio´n particular, es importante considerar
las implicaciones regulatorias y diversos escenarios sobre la organizacio´n de los mercados de
energ´ıa desregulados.
A partir de estos resultados, por simplicidad y porque permite gestionar la congestio´n, se
propuso para Colombia un esquema de precios nodales, donde la transmisio´n se remunere
mediante un ingreso regulado acompan˜ado de un cargo variable por congestio´n, y en el que
exista un mercado de derechos financieros de transmisio´n. Para determinar el desempen˜o de
esta propuesta, se elaboro´ un sistema basado en agentes, cuyos resultados sugieren que el
cargo por congestio´n contribuye a mejorar la eficiencia de la remuneracio´n de la transmisio´n
e incentiva la inversio´n en nueva capacidad, en tanto que el sistema de precios nodales y de
FTRs env´ıan sen˜ales de localizacio´n e inversio´n a los agentes del mercado, y los cubren del
riesgo impuesto por la congestio´n respect´ıvamente.
Palabras clave: derechos financieros de transmisio´n, subastas, transmisio´n de elec-
tricidad, simulacio´n basada en agentes, precios nodales.
vi
Abstract
The remuneration and allocation of transmission capacity in deregulated electricity mar-
kets are complex and fundamental activities to the proper performance of the same. In this
document is presented a review of some mechanisms used in such activities, with the aim
to propose the basis of a methodology to apply one of the mechanisms identified in the
Colombian electricity market.
For this, we first develop an analysis of the performance of various remuneration mecha-
nisms versus pricing criteria defined by the Energy Modeling Forum, of Stanford University.
Second, we classify such remuneration mechanisms versus the associated capacity allocation
scheme and various market structures and trading schemes. This analysis indicates that in
addition to considering the technical and economic benefits of a specific remuneration me-
chanism, is important to consider the regulatory implications and various scenarios on the
organization of deregulated energy markets.
From these results, for simplicity and because permits the congestion management, we
propose for Colombia a nodal pricing scheme, where the transmission is remunerated th-
rough a regulated income accompanied by a variable congestion charge, and in which there
is a market for financial transmission rights. To determine the performance of this proposal,
was developed an agent-based system. The results suggest that the congestion charge helps
to improve the efficiency of transmission remuneration and incentives for investment in new
capacity, while the nodal pricing system and the FTR market send signals of location and
investment to the market players, and cover them of the risk imposed by the congestion
respectively.
Keywords: financial transmission rights, auctions, electricity transmission, agent-
based simulation, nodal prices
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Cap´ıtulo 1
La transmisio´n en mercados de
electricidad
La transmisio´n de electricidad comprende las l´ıneas y dispositivos como transformado-
res, estaciones de compensacio´n y transformacio´n, activos de conexio´n, etc., que permiten
transportar la electricidad desde los generadores a las redes menores de los distribuidores. Su
importancia radica en que la eficiencia y confiabilidad de los mercados ele´ctricos dependen
de la existencia, operacio´n y planificacio´n eficiente de redes de transmisio´n [168, 44, 121, 122]
que soporten las transacciones de energ´ıa realizadas [31, 125, 158].
La operacio´n, planificacio´n y regulacio´n de estas redes en ambientes de mercado y con
criterios descentralizados son tareas complejas porque involucran actores independientes y
porque en los mercados energe´ticos hay volatilidad y las condiciones son cambiantes, entre
otros factores. Esta complejidad se asocia con algunos retos.
As´ı, en la operacio´n de la transmisio´n, la liberacio´n de los mercados ofrece retos en coor-
dinacio´n, lo cual demanda el desarrollo de un variado conjunto de actividades, desde la
programacio´n de la generacio´n con base en las ofertas recibidas de los generadores y la ca-
pacidad de las l´ıneas de transmisio´n, hasta la realizacio´n de maniobras para garantizar la
seguridad del suministro de electricidad ante eventos en el sistema.
Del lado de la planificacio´n de las redes, los retos de la liberacio´n se asocian a la planeacio´n
de la expansio´n y espec´ıficamente a la generacio´n de incentivos y la gestio´n de las inversiones.
Finalmente, la regulacio´n de la transmisio´n, depende del disen˜o del mercado [168]. Desde
sus inicios, la transmisio´n ha sido considerada un monopolio natural por los costos subaditi-
vos, las externalidades de red [34, 98] y las economı´as de escala asociadas con la expansio´n
de capacidad [17, 34, 130] que exhibe por lo que, en general, se regula dicha actividad man-
teniendo el monopolio.
En los mercados integrados (Figura 1-1a), la generacio´n, la transmisio´n e incluso la dis-
tribucio´n esta´n a cargo de una misma compan˜´ıa, por lo que es factible que la operacio´n y
planificacio´n del sistema se realicen con criterios de mı´nimo costo por las ventajas que ofrece
la coordinacio´n de las diferentes actividades [17]. En tal caso, la regulacio´n implica ba´sica-
3mente el control de las tarifas por uso y ofrecer incentivos para que la compan˜´ıa optimice su
operacio´n y su capital [17], de forma que los sobrecostos no se trasladen al usuario final.
En contraste, en el entorno liberado (Figura 1-1b) el papel de la regulacio´n es crear las
condiciones para que exista competencia en el mercado [121, 203]. Para la operacio´n de las
redes de transmisio´n esto significa: garantizar el libre acceso a la red en condiciones te´cnicas
y econo´micas no discriminatorias [35] para evitar el ejercicio del poder de mercado por parte
de la oferta o la demanda [28], establecer precios adecuados por el uso y acceso a la capacidad
de transmisio´n, definir reglas para asignar la capacidad cuando esta se encuentre restringida,
fijar para´metros de calidad del servicio y establecer mecanismos que incentiven la inversio´n
en la expansio´n [121, 125, 237].
Figura 1-1: Modelo de mercado de electricidad (a) verticalmente integrado y (b) desinte-
grado.
GENERADOR GENERADOR ... GENERADOR
MERCADOe
MAYORISTAe
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Flujoedeeenergía
Ventaedeeenergía
Fuente: Elaboracio´n propia a partir de [121, 78, 216]
Adicionalmente, dependiendo de la estructura del mercado, la transmisio´n puede tener
un rol pasivo o activo dentro del mismo. La transmisio´n desempen˜a un rol pasivo cuando
las transacciones de energ´ıa realizadas son independientes de ella. Este rol es propio de los
mercados administrados centralmente; por ejemplo, en Colombia, los generadores, comer-
cializadores y grandes usuarios transan energ´ıa en el mercado de contratos sin considerar
las restricciones de capacidad de las l´ıneas de transmisio´n, y es el operador del sistema el
encargado de realizar un balance de la oferta y la demanda y de efectuar la distribucio´n de
los recaudos asociados a la operacio´n real del sistema.
De otro lado, la transmisio´n desempen˜a un rol activo cuando las transacciones de energ´ıa
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esta´n ligadas a las transacciones de capacidad de transmisio´n realizadas por los generadores
y la demanda con los operadores/propietarios de la red. Algunos pa´ıses de la Unio´n Europea
(por ejemplo Alemania) emplean un mecanismo conocido como derechos de transmisio´n
f´ısicos para asignar la capacidad entre los generadores de tal forma que so´lo puedan producir
energ´ıa aquellos que posean tales derechos, condicionando no so´lo la cantidad de energ´ıa a
generar, sino los agentes que pueden negociarla.
1.1. Organizacio´n de la transmisio´n
Desde la liberacio´n de la industria de la electricidad, uno de los mayores retos y temas de
discusio´n es la organizacio´n de la transmisio´n [34, 186]. Esta organizacio´n hace referencia a
las estructuras institucionales creadas para operar los sistemas de transmisio´n y en algunos
casos el sistema ele´ctrico en su totalidad.
Para organizar la transmisio´n se han propuesto diversos esquemas econo´micos y regulato-
rios, por ejemplo empresas de transmisio´n reguladas (Transco), o un operador independiente
del sistema (ISO, por su sigla en ingle´s) con o sin a´nimo de lucro (PISO y NISO respectiva-
mente) [28].
Una Transco es una compan˜´ıa regulada que opera y es propietaria de redes de transmisio´n,
en tanto que un ISO so´lo se encarga de la operacio´n de las mismas. De otro lado, el enfoque
PISO se diferencia del NISO en que el negocio de este u´ltimo involucra simplemente cubrir
sus costos de operacio´n.
En [28] se enuncian las caracter´ısticas de los esquemas Transco, NISO y PISO, las cuales
se resumen en la Tabla 1-1. Como se observa, los tres comparten un conjunto de actividades
necesarias para garantizar la estabilidad del sistema de transmisio´n. Adema´s, cada uno de
estos modelos tiene sus ventajas y desventajas. Por ejemplo, [28] afirma la superioridad del
esquema PISO puesto que soluciona las falencias relacionadas con el poder de mercado del
Transco y con las ineficiencias operativas del modelo NISO ya que en el enfoque con a´nimo de
lucro se tienen incentivos para reducir costos. En contraste, [11] identifican deficiencias tanto
en los modelos Transco como ISO y afirman que la independencia con respecto a los dema´s
agentes del mercado y por ende la restriccio´n de propiedad a los mismos, garantizando la
autonomı´a en las decisiones, son elementos fundamentales para la eficiencia tanto del modelo
Transco como ISO.
Esta eficiencia debe ser entendida como enviar sen˜ales econo´micas a los usuarios de la
red para asegurar una utilizacio´n eficaz de la misma, planificar el desarrollo de la red de
manera adecuada, coordinar la integracio´n de mercados garantizando la gestio´n o´ptima de
las diferencias [186] y en general, ofrecer un soporte adecuado a las transacciones de energ´ıa
realizadas entre la oferta y la demanda [43]. As´ı por ejemplo, en materia de acoplamiento de
mercados, dicha eficiencia implica controlar los costos asociados a la falta de coordinacio´n
[121]; en tanto que en el caso del env´ıo de sen˜ales involucra establecer un precio para la
congestio´n (cuando esto sea posible desde el punto de vista de la regulacio´n) de forma que
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los generadores y dema´s agentes puedan optimizar su operacio´n y sus decisiones de inversio´n
en el corto y el largo plazo respectivamente [43].
Tabla 1-1: Descripcio´n de los enfoques organizativos de la transmisio´n
Transco regulada NISO PISO
Concepto Son compan˜´ıas propietarias
de activos de transmisio´n
que administran y operan
sus propias redes como un
monopolio natural, por lo
que es necesaria la regula-
cio´n.
Es una organizacio´n sin a´ni-
mo de lucro que opera pero
no es propietario de activos
de transmisio´n.
Es una organizacio´n con a´ni-
mo de lucro que opera pero
no es propietario de activos
de transmisio´n.
Mercados Reino Unido California, Nueva Inglate-
rra, Nueva York, Ontario
Alberta (Canada´)
Funciones Son responsables de garantizar la estabilidad del sistema de transmisio´n para que la energ´ıa
pueda ser transportada desde los generadores hasta los distribuidores de manera segura y
confiable. Esto involucra entre otras actividades [11, 43]:
Monitorear y controlar las operaciones del sistema (o de las redes de su propiedad
en el caso del modelo Transco) para asegurar en todo momento el balance de la
oferta y demanda de energ´ıa.
Asegurar el libre acceso a la red por medio de la asignacio´n de la capacidad de la
misma a trave´s de mecanismos de mercado [43].
Programar la generacio´n.
Manejar la congestio´n.
Planear o aprobar y coordinar las actividades de mantenimiento de los activos de
transmisio´n y generacio´n.
Administrar las tarifas de transmisio´n.
Adquirir servicios complementarios tales como la reserva de capacidad de generacio´n
de emergencia, el control de tensio´n, etc.
Implementacio´n de mecanismos para la asignacio´n de capacidad de transmisio´n
[121].
Si la Transco o el ISO son responsables del mercado, se ocupan tambie´n de ad-
ministrar el mercado spot de electricidad, es decir de la medicio´n, contabilidad,
liquidacio´n y facturacio´n del mismo.
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Tabla 1-1: Descripcio´n enfoques organizativos de la transmisio´n (continuacio´n).
Transco regulada NISO PISO
Ventajas
∎ Permite la competencia en generacio´n mediante el libre acceso a las redes.∎ Son fa´ciles de crear a par-
tir de los modelos de pro-
piedad estatal, por lo que se
prefieren en las etapas tem-
pranas de liberacio´n de mer-
cados [11].
∎ Ofrece la posibilidad de competencia en actividades
relacionadas con la transmisio´n como expansio´n de ca-
pacidad y suministro de servicios complementarios.∎ Otorga al regulador mayor acceso a informacio´n, lo
cual disminuye la holgura regulatoria y limita la inefi-
ciencia productiva por parte del propietario de la trans-
misio´n.∎ Dado que administra el sistema, puede solicitar ofer-
tas competitivas en la prestacio´n de servicios de trans-
misio´n, lo que reducir´ıa los costos.∎ Permite al regulador ofrecer incentivos para la insta-
lacio´n de nueva generacio´n local.∎ Si es de propiedad esta-
tal, facilita la regulacio´n de
las actividades del sector.
∎ Deprime el poder de mer-
cado asociado con el modelo
de Transco.∎ Alivia los problemas de
ineficiencia y de presio´n ejer-
cida por agentes externos,
asociadas con el modelo NI-
SO.∎ Al involucrar un modelo
con a´nimo de lucro las em-
presas tienen incentivos pa-
ra reducir costos.
Desventajas ∎ Si la transmisio´n
esta´ completamente se-
parada de la generacio´n se
producen problemas, dado
que este esquema no env´ıa
sen˜ales de expansio´n ade-
cuadas para la generacio´n,
pues una Transco posee
incentivos para favorecer la
expansio´n de la capacidad
de su red en lugar de la lo-
calizacio´n de nuevas plantas
de generacio´n.∎ Ya que el regulador tie-
ne informacio´n incompleta,
puede permitir que los cos-
tos sean ma´s altos de lo ne-
cesario.
∎ Presiones externas por
parte de agentes generado-
res, principalmente.∎ Debilidades en la toma
de decisiones.∎ Ineficiencias por la capa-
cidad limitada de control de
costos y la falta de incenti-
vos para optimizar el funcio-
namiento.
∎ Es susceptible a que pri-
men los intereses particula-
res de la empresa sobre los
del mercado en general.∎ Aunque en menor grado,
continu´a estando abierto a
intereses externos.
Fuente: Elaboracio´n propia a partir de [43, 11, 28].
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Adema´s de los enfoques Transco e ISO, existen otros esquemas de organizacio´n deriva-
dos de estos. Por ejemplo en Estados Unidos, la Comisio´n Federal Reguladora de Energ´ıa
(FERC, por su sigla en ingle´s) creo´ los Operadores Regionales de Transmisio´n (RTO), los
cuales ba´sicamente funcionan como un ISO con la diferencia que se encargan de sistemas
de transmisio´n en mu´ltiples estados. Fue as´ı como hacia el 2001 el ISO de Pennsylvania-
Jersey-Maryland dejo´ de serlo para convertirse en un RTO al integrar varios sistemas de
transmisio´n cercanos para su operacio´n conjunta.
No obstante, sin importar la organizacio´n adoptada para la transmisio´n, su operacio´n debe
realizarse bajo criterios de seguridad, calidad, confiabilidad y economı´a, como se detalla a
continuacio´n.
1.2. Operacio´n de redes de transmisio´n
En la operacio´n de la transmisio´n, es necesario considerar un conjunto de aspectos te´cnicos,
econo´micos y regulatorios, como se ve a continuacio´n.
1.2.1. Aspectos te´cnicos
La operacio´n hace frente a un conjunto de criterios te´cnicos, como el balance simulta´neo
de la oferta y la demanda, las Leyes de Kirchhoff, las pe´rdidas de electricidad, los l´ımites
te´rmicos y de estabilidad de las l´ıneas, la congestio´n, las externalidades de red, y el control
de la frecuencia y la tensio´n [50, 121]. Los principales aspectos te´cnicos a considerar son:
Balance simulta´neo de la oferta y la demanda: es una actividad necesaria porque, una
vez generada, la electricidad no es almacenable, al menos en grandes cantidades y con
bajos costos. Para el operador, igualar la oferta y la demanda de electricidad en todo
momento en el tiempo, es complicado por las variaciones de la demanda y de la oferta,
por eventos en la transmisio´n como la salida de funcionamiento de la infraestructura
o en la generacio´n por fallas de operacio´n.
Balance f´ısico: de acuerdo con las Leyes de Kirchhoff, la suma de corrientes que entran
(iin,k) a un nodo (j) de un circuito ele´ctrico debe ser igual a la suma de las que
salen (iout,k) de dicho nodo (ley de corrientes o nodos, ecuacio´n 1-1) y que la suma de
tensiones (Vk) en una malla es cero (ley de tensiones o mallas, ecuacio´n 1-2). Estas
leyes definen en parte la arquitectura de la red pues gobiernan el flujo de potencia
tanto real como reactiva, y deben cumplirse tambie´n cuando se realicen expansiones,
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de forma que se conserve el balance del sistema en general.
m∑
k=1 iin,k = n∑k=1 iout,k = 0, para un nodo j (1-1)
n∑
k=1Vk = 0, para una malla i (1-2)
Pe´rdidas de electricidad: pueden ser te´cnicas o no te´cnicas segu´n este´n relacionadas con
las caracter´ısticas propias de la red o sean producidas por agentes externos respectiva-
mente [79]. Las pe´rdidas te´cnicas esta´n asociadas con la infraestructura tecnolo´gica del
sistema y entre las alternativas para su control se encuentran la utilizacio´n de trans-
misio´n a altas tensiones para cubrir grandes distancias [211], o la inversio´n en nueva
capacidad para evitar sobrecargas. En cuanto a las pe´rdidas no te´cnicas, en su mayor
parte son producto de conexiones ilegales a las l´ıneas que por ende involucran el hurto
de energ´ıa y su control debe ir acompan˜ado de un marco legal que aplique sanciones
correctivas.
L´ımites te´rmicos y de estabilidad de las l´ıneas de transmisio´n: los l´ımites te´rmicos son
los que definen la capacidad comercial disponible para soportar las transacciones de
energ´ıa, y en conjunto con los l´ımites de estabilidad de las l´ıneas establecen restricciones
al flujo de potencia1. Es responsabilidad del operador/propietario de la red conocer los
l´ımites te´rmicos y de estabilidad de las l´ıneas y asegurar que estos no se excedan. Esto
involucra el desarrollo de maniobras de control de la frecuencia y de la tensio´n en las
l´ıneas, que en conjunto con las actividades de mantenimiento de e´stas, determinan la
seguridad, calidad y confiabilidad del suministro de la energ´ıa desde el punto de vista
de la transmisio´n.
Congestio´n: la congestio´n surge cuando la capacidad de las l´ıneas no es suficiente para
cubrir los requisitos de flujo de potencia para satisfacer la demanda, y tiene implica-
ciones te´cnicas y econo´micas importantes. La ma´s importante de de ellas es la pe´rdida
de la eficiencia econo´mica del mercado [22] principalmente por la necesidad de despa-
char generacio´n fuera de me´rito. Entre otras causas, la congestio´n esta´ relacionada con
las externalidades de red asociadas a los flujos circulantes en redes a corriente alterna
(AC), los cuales son gobernados por leyes f´ısicas, segu´n las cuales la electricidad no
fluye por un camino espec´ıfico sino por distintas interfaces en proporcio´n inversa a la
resistencia que en cada momento tiene el tramo de red [50, 22], es decir por el camino
que ofrezca menos resistencia al paso de los electrones. Por lo anterior, los flujos de
1Los l´ımites te´rmicos son restricciones al flujo de potencia impuestas por el ma´ximo calentamiento que
pueden soportar las l´ıneas de transmisio´n. Estos l´ımites, junto con los l´ımites de estabilidad, los cuales limitan
la amplitud de la diferencia de fase entre la tensio´n en la carga y el generador, definen la capacidad comercial
disponible de las l´ıneas (ve´ase [211]).
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electricidad no pueden ser controlados a voluntad, al menos no de forma econo´mica,
puesto que los sistemas de transmisio´n flexibles a corriente alterna (FACTS por su
sigla en ingle´s) que se pueden usar para tal fin, tienen elevados costos de implemen-
tacio´n lo cual ha limitado su aplicacio´n [50]. Dichos flujos circulantes, posibilitan que
los generadores tengan oportunidades de realizar acciones que afecten el precio de la
electricidad. Adicionalmente tambie´n dificulta la definicio´n de derechos de propiedad
sobre la capacidad de la red y posibilita el free riding [121].
La relevancia de estos aspectos te´cnicos dentro del sistema de transmisio´n obedece a su
impacto en la seguridad y operacio´n econo´mica del mismo, de forma que el operador tiene
incentivos para ser eficiente te´cnicamente, dado que las interrupciones frecuentes que pueden
surgir como consecuencia de la fallas en la gestio´n de tales aspectos te´cnicos, son una sen˜al
de mala calidad del servicio.
Como puede observarse, la operacio´n de un sistema de transmisio´n desde el punto de
vista te´cnico implica la coordinacio´n entre diferentes agentes del sistema, y la inclusio´n de
los aspectos econo´micos y regulatorios detallados en las siguientes secciones hacen de esta
una actividad compleja.
1.2.2. Aspectos econo´micos
Como se menciono´ anteriormente, la actividad de transmisio´n de electricidad es consi-
derada un monopolio natural, en particular por la presencia de economı´as de escala en la
expansio´n de capacidad [17, 34, 217]. Dichas economı´as de escala ocurren ba´sicamente por
dos razones. En primer lugar porque el costo medio de transmitir un kilovatio (kW) extra
va disminuyendo a medida que las capacidades de las activos de transmisio´n aumentan, y
en segundo lugar, porque al transmitir a mayor tensio´n disminuyen las pe´rdidas por kW
transmitido.
El cara´cter de monopolio natural es una barrera de entrada que evita la duplicidad de
inversiones y limita el ingreso de competidores. En contraste, lo que se observa en algunos
pa´ıses es la competencia en expansio´n de capacidad.
Bajo la teor´ıa del monopolio, una compan˜´ıa propietaria de una red de transmisio´n que
disponga de suficiente capacidad en su red para permitir el abastecimiento de la demanda
de energ´ıa de un mercado regional, podr´ıa utilizar su poder de mercado para manipular
el precio por el uso de sus activos, ya sea variando la capacidad comercial de su red en un
momento dado, o efectuando discriminacio´n de precios segu´n el usuario. Esto le representar´ıa
una mayor utilidad en detrimento del beneficio social, por lo que es necesaria la regulacio´n
de la actividad.
Algunos de los aspectos te´cnicos discutidos antes influyen en los costos y las decisiones
de operacio´n. Uno de tales aspectos son las limitaciones de capacidad de la red, puesto que
ante una capacidad limitada, el operador del sistema se ve obligado a realizar una repro-
gramacio´n de la generacio´n de electricidad inicialmente concebida bajo criterios de mı´nimo
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costo y adaptarla a las caracter´ısticas de la red de transmisio´n. Esto implica sobrecostos
por la necesidad de activar generadores ma´s caros y ma´s cercanos a la demanda [115, 218].
Adicionalmente, las restricciones de capacidad tambie´n tienen un impacto econo´mico directo
relacionado con la demanda sin atender, la cual afecta negativamente el bienestar social.
Las decisiones operativas en el mercado tambie´n afectan al propietario de la red. Estos
efectos se traducen en los costos de la inversio´n y de administracio´n, operacio´n y manteni-
miento (AOM) asociados al funcionamiento de la compan˜´ıa y los cuales son remunerados
por mecanismos de mercado o regulatorios.
Finalmente, la importancia de estos aspectos econo´micos que se acaban de considerar,
radica en que la regulacio´n de la transmisio´n como un monopolio natural busca incentivar
la competencia en la compra-venta de energ´ıa, la eficiencia te´cnica, y la maximizacio´n del
beneficio social. Estos aspectos regulatorios se detallan a continuacio´n.
1.2.3. Aspectos regulatorios
En los actuales mercados de energ´ıa, la regulacio´n y operacio´n de las redes de transmisio´n
es una actividad compleja pues la desintegracio´n vertical ha incrementado el nu´mero de
actores y estos toman decisiones que son independientes de la estructura y capacidad de la
red y que pueden afectar su operacio´n. En este contexto, se require que la regulacio´n:
Garantice el libre acceso a las redes de transmisio´n: es un requisito fundamental para
la competencia en los mercados ele´ctricos liberados [35, 28] y le corresponde al regu-
lador verificar que esto se cumpla. Desde el punto de vista operativo el libre acceso
involucra que los usuarios de la red accedan bajo las mismas condiciones te´cnicas y sin
discriminacio´n de precios.
Fije precios adecuados por el uso de la red: los reguladores de las redes de transmisio´n
pueden fijar un precio regulado por la utilizacio´n de la capacidad, o establecer un precio
techo y permitir que los agentes usando un mecanismo de mercado determinen la tarifa
por el uso y la cantidad de capacidad a utilizar. La fijacio´n de precios regulados es dif´ıcil
porque el regulador no tiene un conocimiento perfecto del mercado. Por ejemplo, si el
regulador fija unos precios de transmisio´n demasiado bajos, es posible que estos no
remuneren todos los costos y adema´s la demanda de transporte estara´ por encima de
la capacidad de la red, ocasionando un desbalance. Por el contrario, si el precio regulado
es demasiado alto, la red sera´ subutilizada. Esta dificultad para establecer los precios
regulados es una de las razones para que se contemplen mecanismos de mercado para
la asignacio´n de capacidad en mercados de red [163] como los que se discuten en el
cap´ıtulo 2.
Defina mecanismos de asignacio´n de capacidad: cuando la capacidad de transmisio´n
se encuentre restringida, la regulacio´n se debate entre garantizar el acceso a toda la
demanda al mismo precio bajo un criterio prorrata, en establecer tarifas por congestio´n
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en base a precios nodales, en utilizar un mecanismo de mercado que permita determinar
el uso de la transmisio´n sujeto a las restricciones f´ısicas de la red o en incentivar
a los usuarios de la misma a racionar su uso con base en consideraciones de precios
[118]. Adicionalmente, la regulacio´n tambie´n puede especificar el procedimiento a seguir
en caso de racionamientos o contingencias producto de fallas de operacio´n o eventos
inesperados. Por ejemplo, se puede establecer un orden de prioridad para el suministro
de energ´ıa segu´n su impacto social o econo´mico, el cual se asocia con el deslastre
(desconexio´n) de carga y que tambie´n puede ser de utilidad dentro de las maniobras
de control de frecuencia como se menciono´ anteriormente.
Establezca y evalu´e criterios de calidad para la operacio´n del sistema de transmisio´n:
esto permite controlar la calidad de la prestacio´n del servicio, de forma que se pueda
penalizar a las compan˜´ıas propietarias de infraestructura por violar dichos para´metros y
de esta manera incentivarlas a optimizar su operacio´n y a invertir en nueva capacidad en
caso de ser necesario. Algunos criterios de calidad son el porcentaje ma´ximo permisible
de demanda sin atender, las horas ma´ximas de indisponibilidad de las l´ıneas por eventos
en las mismas, los niveles de frecuencia y tensio´n adecuados, entre otros.
Como puede evidenciarse, la regulacio´n es muy importante en la operacio´n de sistemas de
transmisio´n y por ende en el funcionamiento de los mercados de electricidad. Esto porque la
regulacio´n establece la estructura que soporta las interacciones entre los agentes del mercado.
En materia de operacio´n esto significa establecer un conjunto de directrices para lograr la
eficiencia te´cnica y econo´mica de dicha actividad.
Adicionalmente, del anterior ana´lsisis, tambie´n se destacan diversidad de aspectos que
merecen especial atencio´n en el manejo de la transmisio´n, la congestio´n, las tarifas por uso
de la red y las pe´rdidas de transmisio´n esta´n entre las principales [50, 158]. En este documento
nos enfocamos en la remuneracio´n de la transmisio´n, no obstante tambie´n se hace un recorrido
por el problema de la asignacio´n de capacidad ante la presencia de congestio´n en la red. En
la siguiente seccio´n se discute en detalle la problema´tica de la remuneracio´n y asignacio´n de
capacidad de transmisio´n.
1.3. Problema´tica de la remuneracio´n y asignacio´n de
capacidad de transmisio´n
Para los reguladores, los agentes y el mercado ele´ctrico en general, es importante que las
redes funcionen de forma eficiente. Dicho funcionamiento eficiente esta´ ligado a la adecuada
remuneracio´n y asignacio´n de la capacidad de transmisio´n de la red, cuya problema´tica se
discute a continuacio´n.
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1.3.1. Problema´tica de la remuneracio´n
Al definir la estructura de remuneracio´n, el regulador debe responder, entre otras pregun-
tas, ¿quie´n o quienes (consumidores o generadores o ambos) deben pagar por el servicio de
transmisio´n y en que´ proporcio´n? [87, 193, 130, 50, 173, 138, 49], y ¿cua´l es el mecanismo
de remuneracio´n ma´s adecuado para un modelo de mercado uninodal, multimodal o zonal?
[162, 7].
Par responder al primer interrogante el regulador se enfrenta a la dificultad de determinar
que carga o generador es responsable del flujo de energ´ıa en una l´ınea determinada [1], esto
por la relacio´n no lineal entre los flujos de potencia, los cuales siguen las leyes de Kirchhoff
y por ende son transmitidos por la l´ınea que ofrece menos resistencia [200, 92].
En cuanto al segundo interrogante, en la literatura se destacan varios principios que
se deben considerar en el disen˜o y adopcio´n de mecanismos de remuneracio´n, entre ellos
[99, 7, 217, 164]:
1. Promover la eficiencia en la operacio´n diaria del mercado ele´ctrico.
2. Ofrecer sen˜ales de localizacio´n para la inversio´n en generacio´n y demanda.
3. Ofrecer sen˜ales de inversio´n en el sistema de transmisio´n.
4. Compensar adecuadamente a los propietarios de los activos de transmisio´n existentes.
5. Ser simples y transparentes.
6. Ser pol´ıticamente implementables.
Este conjunto de principios generales agrupa otros ma´s espec´ıficos como el hecho de per-
mitir el acceso libre y no discriminatorio a la capacidad de transmisio´n [204, 154], evitar
el ejercicio de poder de mercado [113], y ser consistentes con los esquemas de negociacio´n
de energ´ıa [7]. En este u´ltimo punto, es importante que el esquema de remuneracio´n no
distorsione las sen˜ales provistas por el mercado de energ´ıa [174, 7] y el comportamiento de
los agentes[174, 73]. Por su parte, la importancia del libre acceso radica en incentivar la
competencia en la industria [174, 103, 168, 204, 169], lo cual ayuda a mitigar el poder de
mercado [122] y por tanto permite el funcionamiento eficiente del mismo [168].
Si bien existe un consenso generalizado sobre la importancia de estos principios en la
remuneracio´n de la capacidad de transmisio´n, no hay tal consenso en la forma de llevarlos a
cabo. Como consecuencia, existen diversos mecanismos de remuneracio´n que responden a la
forma en que el regulador reconoce las funciones de la transmisio´n en un mercado particular
y gestiona las dificultades de tarificar un monopolio natural en forma eficiente [10].
La asimetr´ıa de informacio´n puede llevar a fijar tarifas muy altas o muy bajas y en
ambos casos hay pe´rdidas de eficiencia. Cuando hay sobre remuneracio´n de las inversiones,
aumenta el costo del servicio para los usuarios del sistema. Por otra parte, la remuneracio´n
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insuficiente para el transmisor va en detrimento de la inversio´n en nueva capacidad y afecta
la confiabilidad te´cnica y econo´mica de la totalidad del sistema.
La subremuneracio´n tambie´n se relaciona con las economı´as de escala, las cuales hacen
que una tarificacio´n a costo marginal no permita que el transmisor financie todos sus costos
[16, 89, 154, 10], lo cual desestimula la inversio´n en nueva capacidad [30] y abre paso al
free-riding en la expansio´n, por lo que el regulador debe ofrecer incentivos para la inversio´n
y asignar adecuadamente los costos de la expansio´n de la red [109].
De otro lado, la existencia de poder de mercado en la oferta y la demanda es otro de los
aspectos que el regulador debe considerar en la evaluacio´n de un mecanismo de remuneracio´n
espec´ıfico, particularmente porque una compan˜´ıa generadora con una posicio´n dominante,
puede congestionar deliberadamente la red de transmisio´n para percibir mayores ingresos
[182]. Esto porque el poder de mercado que tiene la transmisio´n por su naturaleza monopo´li-
ca, se transfiere a la generacio´n [28, 123].
En cuanto a los aspectos te´cnicos, el regulador se enfrenta a la presencia de externalida-
des tecnolo´gicas [217]. Dichas externalidades surgen por los flujos circulantes [187], los cuales
hacen que una expansio´n de la capacidad de una l´ınea determinada pueda afectar positiva
o negativamente otra o ma´s l´ıneas del sistema [34] y que la atencio´n de una carga o la co-
nexio´n de un generador prive del servicio a otros usuarios, la cual es una de las principales
causas de ineficiencias en los mercados de electricidad [205]. Estos efectos negativos se pue-
den gestionar mediante una planeacio´n te´cnica o´ptima de la expansio´n de la capacidad del
sistema, haciendo que el mecanismo de remuneracio´n internalice las externalidades mediante
una forma de compensacio´n por dichos efectos [187] o por medio de la generacio´n de precios
que representen el estado actual de la red [129].
En resumen, la remuneracio´n de la transmisio´n debe permitir el cumplimiento de los
objetivos duales de la eficiencia en el corto y el largo plazo [187]. En el corto plazo, el
objetivo es la utilizacio´n o´ptima de la capacidad [75, 230], la cual se logra fijando precios
adecuados [234], que provean a los usuarios de la red con adecuadas sen˜ales para el uso de
la misma[113, 77] permitiendo una gestio´n eficiente de la congestio´n [50].
La gestio´n de la congestio´n es importante para fomentar la competencia en la generacio´n
de electricidad [126], evitando los sobrecostos por el cambio del despacho econo´mico de la
generacio´n [167], el incremento del poder de mercado [137] y la transferencia de las rentas de
los propietarios de los activos de transmisio´n a los generadores con poder de mercado [32].
En el largo plazo el objetivo es recuperar los costos fijos (tambie´n llamados costos hun-
didos, integrados o embebidos), e incentivar la inversio´n en la red [75, 187] y la localizacio´n
o´ptima de generacio´n y demanda [113, 135].
Recuperacio´n de los costos: la pregunta es ¿co´mo asignar los grandes costos fijos de
la red a los diferentes usuarios? [117]. Por ejemplo, para [7], la asignacio´n la debe
realizar el regulador mediante algu´n mecanismo de control de precio o de ingresos
por el servicio de transmisio´n. Lo importante en este punto es que al tiempo que se
recuperan los costos hundidos, se minimice el impacto sobre la eficiencia del mercado
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en el corto plazo [2], lo cual entre otras cosas, implica evitar la distorsio´n de las sen˜ales
de corto plazo provistas por el mercado de energ´ıa [7].
Generacio´n de incentivos para la inversio´n en la red: el mayor incentivo a la inversio´n
es una remuneracio´n eficiente de los costos de inversio´n y operacio´n [75, 117].
Localizacio´n o´ptima de generacio´n y demanda: en un mercado es fundamental que se
generen sen˜ales econo´micas que ayuden a las decisiones de donde y cuanto invertir [76].
Esto, esta´ directamente relacionado con el manejo de la congestio´n [50], de ah´ı que el
v´ınculo entre el corto y el largo plazo sea la clave para la eficiencia global [113, 193].
Bajo estas consideraciones sobre el conjunto de implicaciones y aspectos a tener en cuenta
en la remuneracio´n de la transmisio´n, se tiene que su problema se reduce a ¿co´mo recuperar
los costos hundidos? y ¿co´mo fijar el precio de la congestio´n? [209] de manera equitativa y
enviando sen˜ales econo´micas adecuadas al mercado [49]. Este problema posee un componente
adicional relacionado con el mecanismo de asignacio´n de capacidad asociado cuando esta
se encuentre restringida, y con la dependencia de los mecanismos de remuneracio´n, frente
a la estructura de mercado adoptada en una situacio´n particular. La problema´tica de la
asignacio´n de capacidad se discute a continuacio´n.
1.3.2. Problema´tica de la asignacio´n
Como la capacidad de las redes de transporte es fija, en el corto plazo, se pueden presentar
restricciones que impiden balancear la oferta con la demanda de energ´ıa y que adema´s inter-
fieren en la creacio´n de mercados competitivos [97]. Por esto, la utilizacio´n de mecanismos
de asignacio´n de la capacidad de transmisio´n es uno de los aspectos claves en la premisa de
garantizar el libre acceso a las redes [104] y uno de los principales retos regulatorios [159].
Existen distintas opciones y mecanismos para adjudicar la capacidad de transmisio´n racio-
nada. Entre estos mecanismos esta´n el racionamiento con criterios de prioridad de sectores,
la asignacio´n de capacidad usando criterios prorrata, o ma´s recientemente, los mecanismos
de mercado como las subastas o los contratos bilaterales en mercados secundarios [118, 135].
Para evaluar y definir el mecanismo de asignacio´n de capacidad a utilizar en un merca-
do determinado, el regulador debe determinar cua´l es la capacidad efectiva del sistema de
transmisio´n, y en caso de usar un mecanismo de mercado, definir como se transara´ dicha
capacidad. Para la primera pregunta, el problema radica en que la capacidad depende de
los flujos cambiantes producto de variaciones en la demanda y de factores exo´genos como
la temperatura, entre otros [114, 128]; en particular, los flujos circulantes hacen que no sea
posible definir la capacidad de la red disponible en un momento dado, sin tener informacio´n
completa sobre el uso de la red en dicho instante [187].
En cuanto al segundo interrogante, en la literatura se reportan varios enfoques, siendo los
ma´s destacados la posibilidad de formar un mercado propio para la transmisio´n o hacer uso
de un mercado integrado generacio´n-transmisio´n [169, 117, 205]. En cualquiera de los dos
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casos, tambie´n se hace necesario la eleccio´n entre mecanismos de negociacio´n como subastas,
contratos bilaterales, u optar por la utilizacio´n de ambos; decisio´n que depende de forma
directa de la estructura del mercado [126].
Para resumir, la remuneracio´n y la asignacio´n de la capacidad de transmisio´n, son dos
actividades complementarias y complejas, y existen diversos mecanismos para realizarlas,
algunos de los cuales han tenido aplicacio´n pra´ctica en algunos mercados. En el caso colom-
biano, se han identificado algunos problemas en cuanto a la eficiencia de los mecanismos de
asignacio´n y remuneracio´n de capacidad utilizados, por lo que resulta interesante investigar
algunas alternativas a los esquemas existentes. Antes de eso, se presenta un resumen de la
estructura y funcionamiento del sector ele´ctrico colombiano.
1.4. Sector ele´ctrico colombiano
En Colombia, la restructuracio´n del sector ele´ctrico inicio´ en 1994 [52, 53] siguiendo el
modelo ingle´s [136, 8]. La estructura resultante se presenta en la Figura 1-2. Entre los prin-
cipales cambios esta´ la desintegracio´n vertical de la industria en cuatro sectores: generacio´n,
transmisio´n, distribucio´n y comercializacio´n, y la divisio´n de los usuarios en regulados y
no regulados segu´n un nivel de consumo, que se espera llegue a cero en los pro´ximos an˜os
[80]. Adicionalmente tambie´n se introdujo la competencia en la compra-venta de energ´ıa, se
promovio´ la inversio´n privada y se limito´ el papel del estado principalmente a la regulacio´n
de las actividades de transmisio´n y distribucio´n, a la vigilancia del mercado y al desarrollo
de planes indicativos de expansio´n para la generacio´n y la transmisio´n.
Por lo anterior, se creo´ un amplio marco institucional encabezado por el Ministerio de
Minas y Energ´ıa (MME) encargado de la pol´ıtica sectorial, la Comisio´n de Regulacio´n de
Energ´ıa y Gas (CREG) a cargo de la normativa, la Unidad de Planeacio´n Minero Energe´tica
(UPME) que esta´ al frente de la planeacio´n, la compan˜´ıa de Expertos en Mercados (XM)
responsable de la operacio´n y administracio´n del mercado, y finalmente la Superintendencia
de Servicios Pu´blicos Domiciliarios (SSPD) que se encarga de la vigilancia y el control. Este
marco institucional se complementa con otras entidades como el Comite´ Asesor de Comercia-
lizacio´n (CAC), el Consejo Nacional de Operacio´n (CNO), el Comite´ Asesor de Planeamiento
de la Transmisio´n (CAPT), el Centro Nacional de Despacho (CND) y el Administrador del
Sistema de Intercambios Comerciales (ASIC), los cuales sirven de apoyo al desarrollo de las
actividades antes mencionadas.
Una descripcio´n detallada de cada uno de los elementos del sector se encuentra en [220, 80],
entre otros. A continuacio´n, se discuten los aspectos ma´s relevantes del mercado de energ´ıa,
el manejo de la transmisio´n y algunos aspectos de la operacio´n y la administracio´n del sector
en Colombia.
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Figura 1-2: Estructura de la industria ele´ctrica en Colombia
Fuente: XM (http://www.xm.com.co) [243].
1.4.1. Mercado de energ´ıa colombiano
El mercado de energ´ıa en Colombia, cococido como mercado de energ´ıa mayorista (MEM)
esta´ dividio en cinco partes: mercado de contratos, mercado de corto plazo, servicios com-
plementarios, transacciones internacionales y el cargo por confiabilidad (1-3). De estos ele-
mentos nos interesa los tres primeros.
En el mercado de contratos, generadores y comercializadores, establecen diversos tipos de
acuerdos comerciales para el suministro de energ´ıa, los cuales son registrados ante el ASIC
y posteriormente liquidados con base en los resultados obtenidos en la operacio´n diaria del
mercado.
Dicha operacio´n diaria del mercado esta´ ligada directamente con el mercado de corto
plazo, o bolsa de energ´ıa. En la bolsa, los generadores realizan ofertas de disponibilidad
horaria y precio del d´ıa siguiente. Con base en estas ofertas, el operador del mercado realiza
el despacho econo´mico programado para el cual tambie´n tiene en cuenta los para´metros
de los equipos, los mantenimientos de la red y las recomendaciones te´cnicas, el prono´stico
de la demanda, los niveles y aportes h´ıdricos, la topolog´ıa de la red, los eventos pa´ıs, los
intercambios internacionales, las pruebas de disponibilidad, etc. Dicho despacho econo´mico
es realizado con criterios de mı´nimo costo y da como resultado la programacio´n de las
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Figura 1-3: Estructura del mercado de energ´ıa en Colombia
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Fuente: CREG (http://www.creg.gov.co) [71]
unidades de generacio´n para el d´ıa siguiente de forma que se pueda satisfacer la demanda
con calidad, seguridad y confiabilidad.
En el d´ıa de operacio´n, la programacio´n de las unidades de generacio´n puede ser alterada
por la salida de unidades o el aumento de la disponibilidad de las mismas, la salida de
operacio´n de tramos de red por atentados, entre otros eventos. Cuando estos eventos son
previstos con ma´s de una hora y media de antelacio´n, se hace un redespacho de las unidades
de generacio´n, lo cual implica cambios en el programa de generacio´n consolidado hasta el
momento. No obstante, cuando son eventos imprevistos las unidades de generacio´n tienen
asociados servicios complementarios. Uno de tales servicios es la regulacio´n de frecuencia, que
consiste en la capacidad para aumentar o disminuir ra´pidamente el nivel de generacio´n como
reaccio´n ante las variaciones de la demanda y los eventos en el sistema. Dicha regulacio´n
de frecuencia puede ser primaria o secundaria. La regulacio´n primaria de frecuencia [66], es
un servicio que todas las unidades deben estar en capacidad de prestar en todo momento.
Las unidades que no tengan habilitado este servicio en un momento dado tendra´n que pagar
penalizaciones, las cuales sera´n distribuidas entre las unidades que lo prestaron de manera
efectiva. Por su parte, la regulacio´n secundaria de frecuencia o AGC (Automatic Generation
Control), es un servicio provisto so´lo por algunas plantas a cambio de una remuneracio´n
determinada [63].
Este conjunto de procesos efectuados para mantener la seguridad y confiabilidad del siste-
ma, dan origen al programa de generacio´n que realmente fue efectuado por los generadores,
conocido como despacho real, el cual se determina con base en las mediciones en las fronteras
de los generadores.
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De manera posterior a la operacio´n se efectu´a el despacho ideal, el cual es la programacio´n
de la generacio´n en la que se atiende la demanda real (no el prono´stico de la demanda como en
el despacho econo´mico) con la disponibilidad real de las plantas de generacio´n, e ignorando las
restricciones de transmisio´n.Con base en los resultados de este despacho ideal y lo obtenido
en el despacho real se liquida el mercado para todos los agentes del sistema.
Como se observa, el mercado de energ´ıa colombiano es centralizado. En el Ape´ndice A se
presentan los detalles ma´s relevantes de su administracio´n y operacio´n, y que son de utilidad
para los ana´lisis posteriores.
1.4.2. Transmisio´n de electricidad en Colombia
En el mercado ele´ctrico colombiano, se consideran activos de transmisio´n los que operan
a tensiones iguales o superiores a 220 kV, y su operacio´n esta´ a cargo de los propietarios
de las redes en coordinacio´n con el operador del sistema. Dicho conjunto de activos son los
que conforman el llamado Sistema de Transmisio´n Nacional (STN), el cual interconecta los
generadores, los Sistemas de Transmisio´n Regional (STR) y los Sistemas de Distribucio´n
Local (SDL) entre s´ı, tal como se esquematiza en la Figura 1-4.
Figura 1-4: Tipos de redes en el mercado ele´ctrico colombiano
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Fuente: XM (http://www.xm.com.co) [242]
Por su naturaleza monopo´lica, la transmisio´n en Colombia es una actividad regulada. De
dicha regulacio´n es de nuestro particular intere´s lo referente a la remuneracio´n, lo cual como
se vera´ a continuacio´n involucra un conjunto de elementos, desde la operacio´n de las redes,
hasta la planeacio´n de las mismas, e incluso algunos criterios de calidad del servicio.
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1.4.3. Remuneracio´n de la transmisio´n en Colombia
Desde 2001 el sistema es considerado uninodal y la transmisio´n se remunera mediante un
cargo estampilla nacional [64, 69] junto con un cargo por conexio´n pagado por el usuario
que desea acceder a la red. La CREG ha expedido diversas resoluciones para reglamentar
los cargos por uso del STN, algunas de ellas se presentan en la Tabla 1-2.
Tabla 1-2: Algunas resoluciones sobre remuneracio´n de la transmisio´n
Nu´mero An˜o T´ıtulo
093 2012 Por la cual se establecen el reglamento para el reporte de Eventos y
el procedimiento para el ca´lculo de la Energ´ıa No Suministrada, y se
precisan otras disposiciones relacionadas con la calidad del servicio
en el Sistema de Transmisio´n Nacional.
011 2009 Por la cual se establecen la metodolog´ıa y fo´rmulas tarifarias para
la remuneracio´n de la actividad de transmisio´n de energ´ıa ele´ctrica
en el Sistema de Transmisio´n Nacional.
083 2008 Por la cual se define la metodolog´ıa para el ca´lculo de la tasa de
retorno que se aplicara´ en la remuneracio´n de la actividad de trans-
misio´n de energ´ıa ele´ctrica y se fija dicha tasa.
092 2002 Por la cual se establecen principios generales y procedimientos para
suplir necesidades del Sistema de Transmisio´n Nacional, utilizando
equipos en niveles de tensio´n inferiores a 220 kV, y se establece la
metodolog´ıa para la remuneracio´n de su uso.
011 2002 Por la cual se establecen las metas del ı´ndice de disponibilidad y de
las horas anuales acumuladas de indisponibilidad, para la calidad
del servicio de transporte de energ´ıa ele´ctrica.
022 2001 Por la cual se modifican e incorporan las disposiciones establecidas
en la resolucio´n CREG 051 de 1998, modificada por las resoluciones
CREG 004 y CREG 045 de 1999, mediante las cuales se aprobaron
los principios generales y los procedimientos para definir el plan de
expansio´n de referencia del Sistema de Transmisio´n Nacional, y se
establecio´ la metodolog´ıa para determinar el ingreso regulado por
concepto de uso del sistema.
103 2000 Por la cual se establece la metodolog´ıa para el ca´lculo y aplicacio´n
de los cargos por uso del Sistema de Transmisio´n Nacional (STN),
que regira´ a partir del primero de enero del an˜o 2001.
061 2000 Por la cual se establecen las normas de calidad aplicables a los
servicios de transporte de energ´ıa ele´ctrica en el STN y de conexio´n
al STN, como parte del reglamento de operacio´n del SIN.
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Tabla 1-2: Algunas resoluciones sobre remuneracio´n de la transmisio´n (continuacio´n)
Nu´mero An˜o T´ıtulo
094 1999 Por la cual se adopta la metodolog´ıa para establecer los costos uni-
tarios de las unidades constructivas del STN, se fijan los costos
unitarios aplicables durante el per´ıodo 2000-2004 y se establecen
las a´reas t´ıpicas de las unidades constructivas de subestaciones.
026 1999 Por la cual se adopta la metodolog´ıa para establecer los costos uni-
tarios de las unidades constructivas del STN, se fijan los costos
unitarios aplicables durante el per´ıodo 2000-2004 y se establecen
las a´reas t´ıpicas de las unidades constructivas de subestaciones.
051 1998 Por la cual se aprueban los principios generales y los procedimien-
tos para definir el plan de expansio´n de referencia del Sistema de
Transmisio´n nacional y se establece la metodolog´ıa para determinar
el ingreso regulado por concepto del uso de este sistema.
025 1995 Por la cual se establece el Co´digo de Redes, como parte del regla-
mento de Operacio´n del Sistema Interconectado Nacional.
002 1994 Por la cual se regula el acceso y uso de los sistemas de transmisio´n
de energ´ıa ele´ctrica, se establece la metodolog´ıa y el re´gimen de
cargos por conexio´n y uso de los sistemas de transmisio´n, se define
el procedimiento para su pago, se precisa el alcance de la resolucio´n
010 de 1993 expedida por la Comisio´n de Regulacio´n Energe´tica y
se dictan otras disposiciones.
001 1994 Por la cual se reglamenta el transporte de energ´ıa ele´ctrica por
el Sistema de Transmisio´n Nacional y se regula la liquidacio´n y
administracio´n de las cuentas originadas por los cargos de uso de
dicho sistema.
Fuente: CREG (http://www.creg.gov.co) y [67].
Las regulaciones adema´s de abordar la remuneracio´n de la actividad de transmisio´n, tam-
bie´n cubre otros temas como [67]:
Definiciones de los te´rminos utilizados en la regulacio´n de la transmisio´n.
Condiciones te´cnicas de operacio´n y desarrollo de infraestructura.
Conexio´n de usuarios al sistema.
Valoracio´n de los activos utilizados.
Procedimientos de ejecucio´n de nuevos proyectos (expansiones).
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Exigencias en cuanto a la calidad del servicio.
Transferencia del costo a los usuarios.
Bajo este esquema regulatorio, la remuneracio´n del servicio a los transmisores nacionales
(TN) tiene cuatro componentes: los ingresos por activos existentes, el ingreso esperado por
convocatorias, los ingresos por contribuciones, y los egresos por compensaciones.
Tanto para la remuneracio´n de los activos existentes como de las ampliaciones y expansio-
nes de capacidad, se utiliza el concepto de Unidad Constructiva (UC), el cual se refiere a un
conjunto de elementos que conforman una unidad t´ıpica de un sistema ele´ctrico, orientada a
la conexio´n de otros elementos de una red, al transporte o a la transformacio´n de la energ´ıa
ele´ctrica (ve´ase las resoluciones CREG 026 de 1999 [62], y CREG 011 de 2009 [69], para la
clasificacio´n del inventario de activos de los transmisores en unidades constructivas).
Como se menciono´ anteriormente, la transmisio´n se remunera mediante un ingreso regu-
lado. En el caso de los activos existentes, las fo´rmulas para el ca´lculo de dicho ingreso, el
procedimiento para la liquidacio´n y pago mensual del mismo, y las fo´rmulas para el ca´lculo
de los cargos por uso del STN se enuncian en la resolucio´n CREG 011 de 2009 [69].
Por su parte, la componente del ingreso esperado por convocatorias de un TN, se obtiene
con base en las UC asociadas con proyectos ejecutados como resultado de los procesos de
seleccio´n especificados en la resolucio´n CREG 022 de 2001 [65] o aquellas que la modifiquen o
sustituyan. Dichos procesos de seleccio´n se relacionan con los diferentes planes de expansio´n
desarrollados por la UPME en asociacio´n con los agentes del sistema, y en los cuales se
identifican proyectos de expansio´n y/o ampliacio´n que requiere el STN para eliminar los
riegos operacionales, y por tanto mantener la confiabilidad del suministro.
Para la construccio´n nuevos proyectos de expansio´n, la UPME abre licitaciones pu´blicas
en las que se convoca a inversionistas nacionales y extranjeros interesados en participar, y en
las cuales se adjudica el proyecto de expansio´n al inversionista que haya ofertado el menor
valor a pagar durante 25 an˜os. Por su parte, para los proyectos de ampliacio´n de los sistemas
existentes, la primera oportunidad de construccio´n la tiene el propietario del equipo, que
de no estar interesado, da paso para que se desarrolle un proceso de convocatoria pu´blica
similar al de los proyectos de expansio´n.
Una vez adjudicado un proyecto de expansio´n o ampliacio´n, la CREG emite una reso-
lucio´n indicando los costos del mismo y oficializa el ingreso anual esperado (IAE) para el
inversionista. Durante los primeros 25 an˜os despue´s de la entrada en operacio´n del proyecto,
dicho IAE sera´ igual al ingreso anual esperado propuesto en la licitacio´n, y se liquidara´ men-
sualmente dividie´ndolo entre doce y actualiza´ndolo con la tasa de cambio representativa del
mercado del u´ltimo d´ıa ha´bil del mes a facturar. De igual manera el IAE tambie´n se actua-
lizara´ cada an˜o con el ı´ndice de Precios al Productor (PPI, por su sigla en ingle´s). Del an˜o
26 en adelante, el IAE sera´ equivalente al percibido por los activos existentes que no hayan
resultado de procesos de convocatorias.
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El tercer componente de los ingresos de los TNs, corresponden a contribuciones para el fon-
do destinado a la financiacio´n del Programa de Normalizacio´n de Redes Ele´ctricas (PRONE)2
y el Fondo de Apoyo Financiero para la Energizacio´n de las Zonas Rurales Interconectadas
(FAER)3. El valor mensual a recaudar debe ser incorporado al valor correspondiente a los
cargos regulados que se reconocen por el uso del STN.
Finalmente y a diferencia de los componentes anteriores que representan ingresos para los
TNs, las compensaciones constituyen egresos. Estos egresos esta´n asociados a para´metros
de calidad del servicio, principalmente relacionados con la indisponibilidad de los activos de
transmisio´n y la energ´ıa no suministrada. Definidas asi, las compensaciones constituyen un
incentivo a la confiabilidad del sistema, puesto que como veremos ma´s adelante contribuyen a
la operacio´n eficiente de las redes por parte de los transmisores. La regulacio´n correspondiente
a las compensaciones se expone en la resolucio´n CREG 011 de 2009 [69].
En la siguiente seccio´n se complementa este ana´lisis, con la presentacio´n del mecanismo
de asignacio´n de capacidad de transmisio´n usado en Colombia, que es el otro elemento
importante en esta investigacio´n.
1.4.4. Asignacio´n de capacidad de transmisio´n en Colombia
La regulacio´n Colombiana promueve el acceso no discriminatorio a las redes por parte de
cualquier usuario, comercializador o generador que lo solicite, en las mismas condiciones de
confiabilidad, calidad y continuidad [59]. Adicionalmente, en caso de escasez de la capacidad
de transmisio´n o de la oferta de energ´ıa, o de contingencias en el sistema, mientras sea
viable te´cnicamente, la demanda es atendida segu´n criterios de prioridad establecidos por el
regulador.
El libre acceso a las redes de transmisio´n tiene como l´ımites:
1. La viabilidad te´cnica y econo´mica de la conexio´n de un usuario al sistema.
2. El cobro de cargos por conexio´n en caso de que los activos usados para tal fin sean de
propiedad del transmisor [ve´ase la resolucio´n CREG 025 de 1995 [60] y aquellas que la
modifiquen para ma´s detalles sobre la conexio´n de usuarios al STN].
3. La disponibilidad misma de capacidad de transmisio´n, la cual se asigna a prorrata
entre la demanda, al igual que los cargos por uso [69].
Ante eventos en el sistema o ante falta de capacidad para satisfacer la totalidad de la
demanda, se recurre a esquemas de prioridad. Dicho esquema esta´ ma´s orientado hacia
el racionamiento de energ´ıa que hacia el racionamiento de capacidad de transmisio´n, no
obstante aplica para tal fin, tal como lo indica el Art´ıculo 14 de la resolucio´n CREG 119 de
2Ve´ase Art´ıculo 68 de la Ley 1151 de 2007, y la resolucio´n CREG 003 de 2008 [68]
3Ve´ase el Art´ıculo 105 de la Ley 788 de 2002 y la Ley 1376 de 2010
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1998 [61], donde se especifica el procedimiento a seguir en caso de presentarse una situacio´n
que implique la aplicacio´n de un racionamiento de emergencia.
El primer criterio de desconexio´n es un esquema de prioridades, tal como se muestra
en la Tabla 1-3, el cual depende de la magnitud del racionamiento (MR) y del tipo de
circuito al cual esta´ asociado la demanda. Para esto u´ltimo, los circuitos se han clasificado
en residenciales, oficiales, comerciales, industriales y usuarios no regulados ele´ctricamente
aislables, dependiendo del tipo de demanda mayoritaria conectada este. Adicionalmente,
tambie´n hay un conjunto de usuarios que no experimentara´n suspensiones en el servicio de
suministro de electricidad en situaciones de racionamiento programado con son hospitales,
cl´ınicas, acueductos, aeropuertos, ca´rceles, e instalaciones militares y de polic´ıa).
Tabla 1-3: Distribucio´n del racionamiento
MR(%) Aplicacio´n de racionamiento por tipo de circuito
1.5 % < MR ≤ 3.0 % Residenciales y oficiales.
3.0 % < MR ≤ 5.0 % Residenciales, oficiales y comerciales (exceptuando los usua-
rios no regulados ele´ctricamente aislables)
5.0 % < MR ≤ 10.0 % Residenciales, oficiales, comerciales e industriales (exceptuan-
do los usuarios no regulados ele´ctricamente aislables).
MR > 10.0 % Residenciales, oficiales, comerciales, industriales y usuarios no
regulados ele´ctricamente aislables.
Fuente: Art´ıculo 8 de la resolucio´n CREG 119 de 1998 [61].
Como se menciono´ antes, este esquema de prioridades esta´ disen˜ado para racionamientos
de energ´ıa, pero es un lineamiento va´lido en caso de requerirse racionamientos de capacidad
de transmisio´n, que en caso de presentarse se solucionan mediante el despacho de generaciones
de seguridad ma´s caras y cercanas a la demanda, que de no ser suficientes o posibles ocasionan
demanda no suministrada, para lo cual se tiene en cuenta los criterios de prioridad antes
descritos, siempre que esto sea posible desde el punto de vista te´cnico y operativo, pues de lo
contrario se prima la seguridad del sistema y se realiza desconexio´n selectiva para mantener
la confiabilidad en el suministro para la mayor parte de la demanda.
1.4.5. Desempen˜o de la regulacio´n de la transmisio´n en el mercado
Colombiano
Bajo la estructura actual de la industria ele´ctrica colombiana, se destaca la necesidad de
importantes esfuerzos en aspectos regulatorios que permitan:
1. Mejorar la calidad de la informacio´n disponible [221].
2. Aumentar la capacidad del sistema de transporte [221].
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3. Enviar sen˜ales adecuadas para que se realicen las inversiones necesarias en generacio´n
y en la expansio´n a los sistemas de transmisio´n regionales [221].
4. Manejar adecuadamente la congestio´n, dado que existen altos costos por restricciones
[20].
5. Introducir sen˜ales para la demanda [20].
6. Introducir un mercado de ajuste o un mercado cercano al tiempo real [20].
De estos puntos, son de nuestro intere´s los aspectos relacionados con la inversio´n en trans-
misio´n, las sen˜ales para la oferta y la demanda, y en particular, el manejo de la congestio´n.
Hasta el momento, el problema de la congestio´n ha sido resuelto ignora´ndolo en la ope-
racio´n e incluye´ndolo en la liquidacio´n con la ayuda de mecanismos adicionales como las
reconciliaciones, lo cual ha causado sobrecostos para los usuarios [20], disminucio´n de la
competencia, e incremento del poder de mercado que pueden ejercer algunos generadores no
so´lo por su amplia participacio´n dentro del mismo [4], sino tambie´n por estar ubicados en
zonas geogra´ficas con interfaces de conexio´n sensibles a congestio´n [93].
Como se menciono´ antes, los mecanismos de asignacio´n y remuneracio´n de la capacidad
de transmisio´n ofrecen herramientas para gestionar estos aspectos. En lo que concierne al
mercado colombiano, en la literatura se reportan diversos estudios al respecto, entre ellos:
1. Garzo´n Lemos [96], propone remunerar la transmisio´n, utilizando una metodolog´ıa de
asignacio´n de costos de transmisio´n a largo plazo. Esta metodolog´ıa implica hallar los
nodos que representan un sobrecosto para el sistema debido a una operacio´n ineficiente.
Una vez se han identificado estos nodos, se procede a evaluar alternativas de reduccio´n
de los costos asociados a dicha ineficiencia. Se implementara´ la metodolog´ıa que mejor
relacio´n costo-beneficio ofrezca, y los costos de su implementacio´n los asumira´n los
nodos beneficiados, a quienes se cobrara´ una tarifa nodal de dos partes en proporcio´n
a su beneficio.
2. Fontalvo Ardila [90], compara algunos me´todos de remuneracio´n de la transmisio´n
utilizando el esquema regulatorio colombiano aprobado en el 2009 [69], concluyendo
que el me´todo de participaciones proporcionales ofrece un mejor resultado teniendo en
cuenta los siguientes criterios: reflejar los costos del sistema, que se basen en principios
de ingenier´ıa, una fa´cil implementacio´n y transparencia.
3. Caldero´n [37], sostiene que la metodolog´ıa de convocatorias pu´blicas adoptadas en Co-
lombia no promueve la competencia en la expansio´n. Esto porque al ser centralizada
responde ma´s a la necesidad de confiabilidad del sistema que a las oportunidades del
mercado y adema´s no atrae inversio´n. Adema´s, despue´s de hacer un recorrido por la
regulacio´n de la transmisio´n en Colombia, describir algunos mecanismos descentrali-
zados para la expansio´n del transmisio´n y revisar algunas experiencias internacionales
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al respecto, Caldero´n concluye que modificando ciertas condiciones regulatorias podr´ıa
llegarse a mecanismos de mercado para la expansio´n de la transmisio´n en Colombia.
Para ello propone revisar el hecho de trasladar los cargos por uso a la demanda puesto
que no permite dar sen˜ales de localizacio´n a los generadores. Finalmente en cuanto a
recuperacio´n de la inversio´n en nueva capacidad propone establecer un mercado para
la transmisio´n o esquemas de derechos de conexio´n y derechos de transmisio´n, pero
advierte de las implicaciones regulatorias en particular en la mitigacio´n del poder de
mercado.
4. Montoya Salas y Echeverri [160], al estudiar la integracio´n de mercados, afirma que
dadas las condiciones de los pa´ıses que integran la Comunidad Andina de Naciones
(CAN), el mecanismo de despacho econo´mico coordinado (market splitting) proporcio-
na una solucio´n eficiente al problema de congestio´n, al mismo tiempo que cumple con
la normativa vigente y asigna adecuadamente los beneficios de la interconexio´n a cada
uno de los pa´ıses.
5. Gallego Vega y Duarte Velasco, partiendo de sus hallazgos expuestos en [95], segu´n los
cuales los agentes tiene la posibilidad de explotar las condiciones de la red por medio
de sus estrategias de oferta y a partir del conocimiento de las restricciones del sistema
[95], realizan un ana´lisis sobre la aplicacio´n de precios nodales con el fin de mejorar
el tratamiento de las restricciones en la transmisio´n. Al respecto encuentra grandes
diferencias en los precios nodales en las diferentes a´reas operativas del sistema, por lo
cual resalta la necesidad de modelarlo no como un sistema uninodal sino multinodal, y
de incluir el manejo de la congestio´n como alternativa al esquema de reconciliaciones
[94]
6. Gallego Arias [93], analiza la existencia de posiciones dominantes en el mercado de
energ´ıa mayorista colombiano con base en el ca´lculo de la demanda residual y formacio´n
de precios. Para ello compara la estructura de mercado uninodal con una estructura
de precios nodales, con el fin de contrastar la influencia que tienen las restricciones
de capacidad de transmisio´n en el ejercicio de poder de mercado por parte de los ge-
neradores. Adicionalmente tras analizar diversos proyectos de expansio´n propuestos,
encuentra que algunos de ellos que buscaban solucionar problemas particulares, termi-
nan afectando los negocios de algunos generadores, principalmente por el incremento
de la congestio´n en algunos tramos de la red.
7. Cadena Sarmiento y Serna Sua´rez [36] a partir de la revisio´n de experiencias interna-
cionales en la aplicacio´n de derechos de transmisio´n discuten su implementacio´n en el
mercado colombiano. Para derechos de corto plazo resaltan la necesidad de una mi-
gracio´n hacia una estructura de mercado nodal para tener una medida del costo de
oportunidad de la transmisio´n. En contraste, para derechos de largo plazo afirman que
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se requiere una medida del beneficio social en los procesos de planeacio´n de las expan-
siones, de forma que se tenga un valor de referencia para establecer el pago otorgado
a los inversores por tales derechos.
Adicionalmente, del lado de la remuneracio´n de la transmisio´n, tambie´n es importante
considerar que la metodolog´ıa de creacio´n de zonas y subzonas ele´ctricas con diferentes cargos
por uso de la capacidad de transmisio´n que se aplico´ en algunos per´ıodos posteriores a la
reforma, demostro´ ser ineficiente en el mercado ele´ctrico colombiano porque no daba sen˜ales
claras para la localizacio´n de nueva generacio´n y nueva demanda, as´ı como tampoco eran
apropiados para agentes ya establecidos [220]. Adema´s de estos mecanismos, en Colombia
tambie´n se han estudiado y aplicado subastas de energ´ıa [58, 55] y subastas de suministro de
gas [56]; no obstante no se encontraron estudios donde se evalu´e la aplicacio´n de mecanismos
de mercado para la asignacio´n y remuneracio´n de la capacidad de transmisio´n en el mercado
ele´ctrico colombiano, de ah´ı la relevancia de la investigacio´n planteada en esta tesis, la cual
se especifica a continuacio´n.
1.5. Propuesta de investigacio´n
En las secciones anteriores se ha expuesto la complejidad del manejo de la transmisio´n y
la importancia que tiene la remuneracio´n y la asignacio´n de capacidad en el funcionamiento
eficiente de este sector y de la industria ele´ctrica en general. De igual manera tambie´n se
identificaron algunos inconvenientes al respecto en el mercado ele´ctrico colombiano. Por ello,
la investigacio´n de los mecanismos existentes para enfrentar estas actividades es un tema
relevante y oportuno; no obstante es imposible investigar todos los mecanismos, frente a las
mu´ltiples estructuras de mercado y frente a las caracter´ısticas tan dispares entre un mercado
y otro, por lo que se hace necesario delimitar el problema de investigacio´n, as´ı como establecer
los objetivo perseguidos y la metodolog´ıa usada para el desarrollo de la misma.
1.5.1. Planteamiento del problema
En la literatura se reportan diversos enfoques para la remuneracio´n y la asignacio´n de
capacidad de transmisio´n. Por ejemplo, en materia de remuneracio´n se puede optar por es-
quemas regulados como el cargo estampilla, el me´todo del camino contratado, etc., o por
mecanismos de mercado como los derechos f´ısicos y financieros de transmisio´n. Por su parte,
en materia de asignacio´n de capacidad se recurre a criterios prorrata, contratos bilaterales
o subastas. La pregunta entonces, es cua´l o cua´les son los mecanismos adecuados para un
mercado determinado. A pesar de que existen numerosos estudios teo´ricos y emp´ıricos res-
pecto a la aplicacio´n de mecanismos de remuneracio´n y asignacio´n de capacidad en mercados
energe´ticos de red, la respuesta a esta pregunta depende de las caracter´ısticas de cada mer-
cado, y dado que los mercados evolucionan en condiciones variables, es una pregunta que los
reguladores y propietarios de infraestructura se hacen de manera repetida.
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La fijacio´n de precios regulados es dif´ıcil porque el regulador no tiene un conocimiento
perfecto del mercado [120, 123, 124] y como resultado puede establecer precios que no re-
muneren adecuadamente los costos y por ende no incentiven la inversio´n en expansio´n de
capacidad. Por ello, en la u´ltima de´cada se ha incrementado el uso de mecanismos de mer-
cado en la remuneracio´n y la asignacio´n de capacidad, particularmente en Estados Unidos y
en algunos pa´ıses de la Unio´n Europea [158]; en tanto que en Latinoame´rica predominan los
mecanismos regulatorios.
Por lo anterior, se plantea investigar la aplicacio´n de mecanismos de mercado para la
remuneracio´n y la asignacio´n de capacidad de transmisio´n en el mercado ele´ctrico colombiano,
como una alternativa a los esquemas existentes actualmente y que ba´sicamente involucran la
remuneracio´n mediante el ingreso regulado por medio de un cargo estampilla, y la asignacio´n
de capacidad mediante criterios prioridad en caso de que esta se encuentre restringida.
Consecuentemente, se plantean las siguientes preguntas de investigacio´n:
1. ¿Cua´les son los mecanismos de mercado existentes para la asignacio´n y cuales los me-
canismos para la remuneracio´n de la capacidad de transmisio´n? De estos mecanismos:
a ¿Cua´les son los principios econo´micos?
b ¿Cua´les son sus similitudes/diferencias?
c ¿Cua´les son sus ventajas/desventajas?
d Para su implementacio´n en un mercado particular, ¿que´ requisitos mı´nimos debe
tener dicho mercado?
2. Segu´n las caracter´ısticas de los mecanismos identificados, ¿que´ mejoras se pueden plan-
tear para los esquemas existentes en Colombia?
1.5.2. Justificacio´n
Los mercados de electricidad dependen de la existencia y operacio´n eficiente de redes de
transmisio´n. La operacio´n de estas redes en ambientes de mercado y con criterios descen-
tralizados es una tarea compleja porque involucra actores independientes y porque en los
mercados energe´ticos hay volatilidad y las condiciones son cambiantes, entre otros factores.
Para los reguladores, los agentes y el mercado en general, es importante que las redes fun-
cionen de forma eficiente en el corto plazo y que, en el largo plazo, ocurran las inversiones
en capacidad que sostengan el crecimiento esperado de la demanda.
Como la capacidad de las redes de transporte es fija, en el corto plazo, se pueden presen-
tar restricciones que impiden balancear la oferta con la demanda de energ´ıa. En ese caso,
existen distintas opciones y mecanismos para adjudicar la capacidad racionada. Entre estos
mecanismos esta´ el racionamiento con criterios de prioridad de sectores, la asignacio´n de
capacidad usando criterios prorrata, o ma´s recientemente, los mecanismos de mercado como
las subastas o los mercados secundarios.
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Todos los mecanismos existentes tienen ventajas relativas respecto a los dema´s y su apli-
cacio´n depende de las caracter´ısticas espec´ıficas del sistema. Es importante que el disen˜o se
acomode a las necesidades de cada mercado y en particular, para los reguladores, es impor-
tante comprender co´mo funcionan dichos mecanismos y si alcanzan las metas de eficiencia
operativa.
1.5.3. Objetivos
Objetivos generales
Determinar si es posible implementar mecanismos de mercado para remunerar y asignar
la capacidad de transmisio´n en el mercado ele´ctrico colombiano.
Objetivos espec´ıficos
Los objetivos espec´ıficos son los siguientes:
1. Identificar los principales mecanismos de mercado existentes para la remuneracio´n y
asignacio´n de capacidad de transmisio´n en mercados ele´ctricos competitivos.
2. Definir los principales criterios para medir el desempen˜o con el fin de seleccionar uno
de los mecanismos identificados antes para aplicarlo al caso colombiano.
3. Analizar la estructura de mercado y regulatoria actual en Colombia e identificar posi-
bles mecanismos de mercado aplicables a la remuneracio´n y asignacio´n de capacidad.
4. Identificar las barreras y posibles limitaciones en la estructura actual del mercado
Colombiano para adoptar esquemas de mercado para la transmisio´n.
5. Seleccionar uno de los mecanismos aplicables en Colombia.
6. Desarrollar un modelo simplificado del mercado colombiano para evaluar la aplicacio´n
del mecanismo de remuneracio´n y asignacio´n de capacidad seleccionado.
1.5.4. Metodolog´ıa a utilizar
Por su cara´cter de investigacio´n aplicada, este estudio se basa en los resultados teo´ricos y
emp´ıricos previos para comparar los resultados de utilizar distintos mecanismos de mercado
para la asignacio´n y remuneracio´n de capacidad de transmisio´n, bajo distintas condiciones
de mercado, y utilizando modelos computarizados. En resumen, la metodolog´ıa propuesta
es la siguiente:
1. Recopilacio´n bibliogra´fica y de datos de mecanismos de mercado para la asignacio´n y re-
muneracio´n de capacidad en redes con congestio´n: esta se realiza a partir de los estudios
teo´ricos y emp´ıricos publicados y clasificados en fuentes relevantes, tanto acade´micas
como institucionales (OFGEM, FERC, CREG).
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2. A partir de los estudios teo´ricos y emp´ıricos identificados, se realizara´ una clasifica-
cio´n de e´stos y se comparara´n sus resultados en te´rminos de eficiencia, facilidad de
implementacio´n, y otras caracter´ısticas a determinar a lo largo del ana´lisis de cada
estudio.
3. A partir de los estudios emp´ıricos y teo´ricos, se propondra´ un modelo adecuado para
representar la operacio´n de una red con congestio´n bajo un mecanismo de remuneracio´n
y asignacio´n de capacidad y distintas condiciones de mercado. Este modelo se elaborara´,
calibrara´ y ajustara´ con para´metros que representen las condiciones de un mercado real
(colombiano).
1.5.5. Alcance del trabajo
El ana´lisis a efectuar se limita a los esquemas de mercado para la remuneracio´n y asig-
nacio´n de capacidad en mercados ele´ctricos competitivos, con un enfoque en los aspectos
econo´micos y regulatorios involucrados en cada uno de ellos, con el objetivo de analizar el
desempen˜o de uno de los mecanismos de mercado identificados antes en un modelo simplifi-
cado del mercado colombiano.
1.5.6. Aportes y contribuciones
En esta tesis, se realizan contribuciones metodolo´gicas y conceptuales en el problema de
investigacio´n descrito, las cuales se resumen a continuacio´n:
Para la comunidad investigadora en la economı´a de la transmisio´n de electricidad:
 Se realiza una amplia revisio´n bibliogra´fica sobre los mecanismos de remuneracio´n
y asignacio´n de capacidad existentes.
 A partir de la revisio´n bibliogra´fica se comparan los mecanismos de remuneracio´n
y asignacio´n, y se clasifica su rendimiento frente a diversas estructuras de mercado.
Para el mercado ele´ctrico colombiano:
 Se propone un completo esquema alternativo al usado en Colombia para la remu-
neracio´n y asignacio´n de capacidad de transmisio´n.
 Se desarrolla un prototipo funcional en JAVA que modela de manera simplifica-
da el mercado ele´ctrico colombiano y permite comparar el esquema actual del
mercado frente al modelo propuesto.
 En cuanto a planeacio´n de la expansio´n de capacidad se desarrolla un modelo
de dina´mica de sistemas que permite realizar sugerencias sobre el esquema de
planeacio´n usado en Colombia.
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De igual manera tambie´n se realizan algunos aportes teo´ricos, particularmente en cuanto
a la integracio´n de aspectos del corto y el largo plazo en el manejo de la transmisio´n, los
cuales pueden ser usados en estudios similares al efectuado en esta tesis.
1.5.7. Organizacio´n del documento
En el Cap´ıtulo 2 se presenta la descripcio´n de diversos mecanismos de remuneracio´n y
asignacio´n de capacidad de transmisio´n, reportados en la literatura. Seguidamente en los
Cap´ıtulos 3 y 4 se expone el modelo propuesto y el prototipo funcional respectivamente,
y en el Cap´ıtulo 5 se enuncian y discuten los resultados obtenidos a partir del modelo de
simulacio´n elaborado. Finalmente en el Cap´ıtulo 6 se concluye.
Cap´ıtulo 2
Mecanismos de remuneracio´n y
asignacio´n de capacidad de
transmisio´n
El primer aporte de este Cap´ıtulo es una revisio´n de literatura sobre diversos mecanismos
de remuneracio´n y asignacio´n de capacidad de transmisio´n en mercados ele´ctricos, con el
fin de identificar sus caracter´ısticas y su aplicabilidad. Como segundo aporte, se realiza una
clasificacio´n de dichos mecanismos de remuneracio´n teniendo en cuenta cua´l es el esquema
de asignacio´n de capacidad asociado y cua´l es la estructura del mercado en donde se aplica
o se puede aplicar.
La siguiente tabla resume los mecanismos de remuneracio´n y asignacio´n de capacidad de
transmisio´n identificados para este trabajo.
Los derechos de transmisio´n f´ısicos y/o financieros no son intr´ınsecamente mecanismos
de remuneracio´n de la transmisio´n, sino mecanismos de cobertura del riesgo frente a las
variaciones en los precios de la energ´ıa, por lo que en este trabajo al referirnos a ellos como
mecanismos de remuneracio´n no so´lo incluimos los derechos de transmisio´n sino los cargos
complementarios que los suelen acompan˜ar.
2.1. Mecanismos de remuneracio´n
La literatura existente sobre mecanismos de remuneracio´n de la transmisio´n esta´ focali-
zada en: discutir su eficiencia en el corto plazo [230] y en el largo plazo [187]; y en evaluar de
su rendimiento respecto al poder de mercado [32, 126, 97, 181]. A diferencia de tales estu-
dios, en esta seccio´n se recopila informacio´n y se analiza el funcionamiento de los mecanimos
de remuneracio´n antes mencionados. Dicho ana´lisis se realiza con base en los principios de
disen˜o definidos por el Energy Modeling Forum de la Universidad de Stanford.
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Tabla 2-1: Resumen mecanismos de remuneracio´n y asignacio´n de capacidad comparados
Remuneracio´n de la capacidad transmisio´n
Basados en costos
Cargo estampilla
Camino contratado
M-W Mile
Basados en precios de
congestio´n
Rentas por congestio´n con precios nodales (LMP)
Rentas por congestio´n con precios zonales (ZLMP)
Basados en la
cobertura del riesgo
Derechos de transmisio´n f´ısicos (PTRs)
Derechos de transmisio´n financieros (FTRs)
Derechos de transmisio´n financieros tipo flowgates (FGRs)
Asignacio´n de capacidad de transmisio´n
Prorrateo
Prioridad
Contratos bilaterales
Subastas
Fuente: Elaboracio´n propia.
2.1.1. Cargo estampilla
Este mecanismo de remuneracio´n de capacidad asigna los costos integrados de la trans-
misio´n a todos los usuarios de la red [102, 138]. Se basa en la creacio´n de una tarifa u´nica y
uniforme para todo el sistema durante un per´ıodo de tiempo espec´ıfico [173], que se calcula
con base en la magnitud de la energ´ıa (o potencia) negociada y el costo integrado promedio
de la red [166, 90], independientemente de la distancia de transmisio´n o la configuracio´n de
la misma [193].
En este me´todo se supone que una transaccio´n utiliza todo el sistema de transmisio´n,
sin considerar cuales activos de transmisio´n esta´n involucrados en el correspondiente flujo
de potencia [102, 200, 166]; por consiguiente, para el ca´lculo de la tarifa no se requiere el
ca´lculo del flujo de potencia [102, 200]. Su uso esta´ principalmente asociado la recuperacio´n
de la inversio´n existente en transporte bajo un re´gimen regulado [173], por lo que los precios
son conocidos y fa´cilmente controlados por el regulador [117].
El cargo estampilla, al ser un mecanismo regulado, ofrece es una rentabilidad garantizada,
y una estabilidad, relacionada con la continuidad de la tarifa, por lo que es atractivo para los
inversionistas [138]. Adema´s es importante considerar que el cargo estampilla es calculado
antes de efectuar las transacciones, lo cual permite que los usuarios puedan incluir los costos
de la transmisio´n en sus decisiones de negocio [75, 77].
Sin embargo, presenta varias limitantes que se describen a continuacio´n. El cargo por
estampilla no provee incentivos adecuados ni sen˜ales econo´micas correctas para la operacio´n
eficiente del sistema [206, 117, 74], ya que no considera la congestio´n, ni su gestio´n [200, 129,
85], ni su remuneracio´n, ni las condiciones de operacio´n de la red [129].
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Consecuentemente, deben definirse mecanismos alternativos para la gestio´n de la congestio´n
como el redespacho de electricidad [117] y la utilizacio´n de mecanismos de alivio de carga
con sus respectivas compensaciones posteriores e ineficiencias.
En la estampilla, al ser una tarifa constante por un per´ıodo de tiempo determinado, no
es posible considerar cambios en los costos de produccio´n ocasionados por cambios en el
despacho como consecuencia de las rectricciones de transmisio´n o las contingencias en el sis-
tema [102], ni tampoco el aumento de las pe´rdidas de transmisio´n debidas a una transaccio´n
particular [173].
Este me´todo so´lo ofrece una diferenciacio´n de cargos por per´ıodos de carga, los cuales son
funciones de las estaciones, del patro´n de consumo diario o de festividades [200].
Puede causar un problema de suma de cargos cuando la energ´ıa es transmitida por varios
sistemas de transmisio´n [200], el cual desalienta el comercio interregional y por ende el acceso
a generacio´n de menor precio, dado que favorece la generacio´n en la zona de de´ficit de energ´ıa
de la ruta de transmisio´n sobre la generacio´n de supera´vit de la misma [74].
El me´todo del cargo estampilla no aporta sen˜ales econo´micas de localizacio´n de la demanda
ni para las nuevas inversiones en transmisio´n [169] y generacio´n [198, 75, 130, 77, 9]. Por
tanto, los incentivos para la inversio´n en generacio´n deben ser derivados de los precios del
mercado mayorista de electricidad [129].
En cuanto al principio de compensacio´n adecuada a los propietarios de los activos de
transmisio´n existentes existen variadas opiniones. Si bien se acepta que el cargo estampilla
podr´ıa permitir recuperar los costos integrados de la infraestructura existente [118, 155],
y de hecho para el ca´lculo de la tarifa, este me´todo so´lo consideran los costos de tales
activos de transmisio´n, ignorando la fijacio´n de una remuneracio´n adecuada con respecto a
las nuevas inversiones [102, 138]; tambie´n es cierto, que al ignorar la operacio´n del sistema,
deja de remunerar los costos asociados a la congestio´n, que como se menciono´ antes es un
componente esencial de un esquema de remuneracio´n eficiente.
Finalmente, otras limitantes y desventajas del cargo estampilla son las siguientes: es-
te me´todo no es adecuado para apoyar la competencia en un mercado ele´ctrico [108]. En
comparacio´n con los precios nodales, estos u´ltimos, tienen una clara ventaja sobre el cargo
estampilla cuando los problemas de congestio´n son significativos; no obstante este u´ltimo
puede ser razonable cuando los problemas de congestio´n son pequen˜os [117]. La tarifa cobra-
da en el me´todo del cargo estampilla no es equitativa desde el punto de vista de los usuarios
[190] dado que una transaccio´n que fuerce el sistema (posiblemente por la distancia entre los
generadores y la carga) es subsidiada por una transaccio´n suave (corta distancia) [86], y se
sabe que de la poca conveniencia de tales subsidios cruzados [138].
2.1.2. Camino contratado
En este me´todo, las partes involucradas fijan, por mutuo acuerdo, el camino que recorrer´ıa
la electricidad a trave´s de la red de transmisio´n para ir desde el punto de generacio´n hasta
2.1 Mecanismos de remuneracio´n 34
el punto de demanda [119, 117, 73, 200, 190]; posteriormente, se calcula el costo promedio
integrado, que incluye los costos de inversio´n, administracio´n, operacio´n y mantenimiento de
la infraestructura que recorrida [102], que se prorratea en funcio´n del flujo real que circula
por ese camino y el flujo asociado a la transaccio´n entre los nodos de origen y destino, con
lo que establece una tarifa que debe pagarse por esa transaccio´n.
En la literatura ma´s relevante se han discutido varias criticas, limitaciones y desventajas
de esta meodolog´ıa, las cuales son resumidas y analizadas a continuacio´n.
Este me´todo requiere la definicio´n de un mecanismos que limiten el exceso de ingresos de
las empresas cuya infraestructura fue usada realmente para la transmisio´n de electricidad
y compensen los costos no remunerados, los costos adicionales causados por la congestio´n
[113, 119, 173], y los costos por pe´rdida de oportunidad en el caso de los generadores [13].
Este mecanismo no genera sen˜ales econo´micas para la gestio´n eficiente de la congestio´n ni
para el racionamiento eficiente de la capacidad de transmisio´n escasa [117] ya que no tiene
en cuenta los cambios en los costos de produccio´n como un resultado de cambios requeridos
en el despacho como consecuencia de las restricciones o por contingencias en el sistema [102],
afectando claramente la operacio´n eficiente del sistema. Esto se debe a que el flujo real de la
electricidad es diferente al supuesto en los contratos [176, 103, 193, 75, 166]. Estas falencias
deben ser superadas a partir de me´todos administrativos con las ineficiencias que ello conlleva
[176, 38].
Por otra parte, el me´todo del camino encontrado genera un problema de suma de tarifas
[119] ya que cuando el camino supuesto para el recorrido de la electricidad atraviesa redes de
distintas compan˜´ıas este sera´ cargado con una tarifa igual a la suma de los cargos establecidos
por usar cada una de las redes [119, 166]. Este problema causa que tampoco se promueve
la eficiencia en la generacio´n, ya que este me´todo lleva a preferir fuentes de generacio´n ma´s
cercanas aunque sean ma´s costosas debido a los altos costos de transmisio´n desde fuentes de
generacio´n eficientes que este´n lejanas. Y en este mismo sentido, tampoco se dan sen˜ales de
localizacio´n adecuadas para la generacio´n y la demanda, ya que se estimula que la generacio´n
se instale cerca de los centros de consumo [176].
Igualmente, tampoco se dan sen˜ales de inversio´n en el sistema de transmisio´n, ba´sicamente
porque no incluye el costo de la congestio´n, y porque existen activos de transmisio´n que
pueden quedar sin compensar [113] ya que la recuperacio´n de costos esta´ limitada por los
caminos contratados artificiales [102, 200]. En este mismo sentido, puesto que la tarifa de
transmisio´n esta´ basada en costos medios y no en costos marginales, puede haber tanto una
subremuneacio´n como una sobreremuneracio´n dependiendo si hay o no congestio´n en la red
respectivamente.
2.1.3. MW-Mile
Este mecanismo permite la recuperacio´n de los costos integrados de transmisio´n [139, 172,
201, 202], mediante la identificacio´n de un camino para la transmisio´n y la asignacio´n de
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pagos con base en el flujo de potencia transmitido y la distancia involucrada en la transaccio´n
[119, 193, 200], tal que el precio cargado a una transaccio´n es proporcional a la utilizacio´n
que e´sta hace de la transmisio´n [213, 173]; consecuentemente, este me´todo refleja los costos
marginales y de capacidad de cada l´ınea [33].
Un inconveniente es que se cobra a los usuarios que reducen el uso de la red como si lo
hubieran aumentado [209]. Para corregir esto, en [209] se plantea usar un me´todo MW-mile
neto; es decir, que a quienes reduzcan los flujos de potencia se les otorgue un cre´dito y el
cargo pagado al final sea el cargo del MW-mile absoluto menos el cre´dito.
No proporciona la sen˜al econo´mica adecuada para desplazar las cargas dentro de un
per´ıodo de carga ligera, y provocar el uso eficiente de transmisio´n [148], esto porque el precio
de la transmisio´n es calculado con base en un per´ıodo espec´ıfico, sin considerar las variaciones
de la demanda. As´ı, en per´ıodos de carga pico en un d´ıa, el nu´mero de usuarios es mayor que
en per´ıodos de carga ligera, ya que los costos de transmisio´n por MW en el per´ıodo ma´ximo
es menor que el periodo de carga ligera.
No consideran la congestio´n en la transmisio´n [200] ni los cambios en los costos de pro-
duccio´n como un resultado de cambios requeridos en el despacho y/o contingencias [102].
Permite el empaquetamiento de cargos permitiendo el ejercicio de poder de mercado
haciendo que sea caro transmitir a grandes distancias y limitando la competencia y generando
despachos fuera de me´rito cuando no son necesarios [209].
El me´todo no da sen˜ales econo´micas adecuadas de localizacio´n de las inversiones en trans-
misio´n [169, 188] y generacio´n, ya que desmotiva la generacio´n remota donde el insumo puede
ser barato y so´lo recolecta los costos integrados pasados [209], sin tener en cuenta los costos
asociados a la congestio´n [200].
Existe una opinio´n dividida en relacio´n a si este mecanismo garantiza o no la recuperacio´n
de los costos fijos de transmisio´n [118, 200, 166], principalmente porque este me´todo mile
no recupera la totalidad de los costos integrados ya que el flujo de carga del circuito es
generalmente menor que la capacidad del circuito [139, 86]. En te´rminos de expansio´n de la
transmisio´n, esto significa que el esquema MW-mile cobra so´lo por la red usada y no por las
reserva de transmisio´n [139], lo cual inevitablemente desincentiva la inversio´n en transmisio´n.
2.1.4. Rentas por congestio´n en precios nodales (LMP)
Los precios nodales o precios marginales de localizacio´n (LMP, por su sigla en ingle´s),
corresponden a una tarifa calculada para cada nodo de la red en un momento determinado,
la cual incluye el costo marginal de la energ´ıa, las pe´rdidas y la congestio´n determinado
tiempo y lugar [198, 113, 167], donde el costo de la congestio´n esta´ asociado con el despacho
fuera de me´rito causado por las restricciones de transmisio´n [33, 167]. Los precios nodales
son calculados a partir del despacho central o´ptimo y los cargos de transmisio´n (o rentas por
congestio´n) son determinados ex post, y establecidos con base en las diferencias de precios
spot nodales resultantes [115, 75, 169, 117, 77]. Bajo esta estructura, este esquema tiene
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como ventajas el gestionar los problemas que causan los flujos circulantes en el ca´lculo de los
precios y los costos marginales [113], y ayudar a proveer un enfoque econo´mico al acceso y la
fijacio´n de precios de la transmisio´n [33]. Los precios nodales reflejan la escasez relativa de la
capacidad de transmisio´n en cada punto de la red y proporcionan incentivos para la eficiencia
tanto a corto como a largo plazo. En el corto plazo permiten gestionar adecuadamente la
congestio´n, y por tanto lograr una asignacio´n eficiente de la capacidad [174, 217]. A pesar
del me´rito de esta metodolog´ıa, se han presentado varias cr´ıticas importantes, las cuales son
descritas a continuacio´n.
Los LMP obstaculizan la eficiencia del comercio bilateral de energ´ıa ya que la determina-
cio´n de los precios de la transmisio´n se realiza a posteriori [240].
Los cargos para para los sistemas de transmisio´n esta´n basados en los costos de generacio´n
en lugar de los costos de los elementos de la red [139], causando una subremuneracio´n de
las inversiones y la necesidad de un cargo complementario para proveer un ingreso suficiente
para cubrir la totalidad de los costos del sistema de transmisio´n [174, 192, 193, 191, 74, 117,
72, 21]. Sin embargo, este cargo complementario tiene el problema de incentivar inversiones
ineficientes desde el punto de vista econo´mico [174]. Consecuentemente con lo anterior, este
mecanismo no provee las sen˜ales ma´s adecuadas para la expansio´n o´ptima de la red de
transmisio´n y requiere un mecanismo adicional [217].
La eficiencia del mecanismo a corto y largo plazo esta´ supeditada a la expansio´n eficiente
del sistema de transmisio´n, ya que so´lo en estas condiciones los precios nodales proveen
un despacho o´ptimo, un uso eficiente de las l´ıneas de transmisio´n, una localizacio´n o´ptima
de generacio´n y demanda, y sen˜ales o´ptimas de inversio´n en la red [209]. Adicionalmente,
en [75] y [169], se sostienen que el despacho econo´mico so´lo es posible bajo el supuesto de
informacio´n perfecta sobre los costos marginales de los generadores y la disposicio´n a pagar
de los consumidores. Agravando esta situacio´n, [169, 77] afirman que la eficiencia, esta´ basada
en supuestos no realistas, y que la implementacio´n de este mecanismo es altamente compleja.
Este mecanismo ofrece incentivos para incrementar la congestio´n y ejercer poder de mer-
cado en la generacio´n, ya que los precios nodales incluyen en la fijacio´n de la tarifa tanto los
costos de la congestio´n como los costos de las pe´rdidas de transmisio´n [33] y por ende, un
generador puede retener su capacidad de produccio´n, para capturar las rentas de congestio´n
en la l´ıneas [210, 117].
2.1.5. Rentas por congestio´n en precios zonales (ZLMP)
Los precios zonales (ZLMP, por su sigla en ingle´s), son una versio´n simplificada del es-
quema de precios nodales. Bajo este enfoque, el a´rea de control del operador del sistema es
dividida en zonas, cada una con un mercado spot y un precio de equilibrio [169, 117]. La
divisio´n por zonas se realiza para reflejar las condiciones de la oferta, la demanda y la capa-
cidad de transmisio´n [169], y se basa en el supuesto de que la congestio´n tiende a ocurrir en
tan so´lo unos pocos nodos de la red [117]. La agrupacio´n de nodos so´lo se justifica cuando los
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precios nodales en los nodos agrupados son similares, para lo cual necesariamente se requiere
calcular los precios nodales [107].
Para las transacciones intrazonales, la tarifa zonal propuesta trabaja como un cargo estam-
pilla independiente del nodo de inyeccio´n espec´ıfico dentro de la zona. Para las transacciones
interzonales en condiciones de congestio´n se pagan un cargo por congestio´n ex post basado
en el costo del alivio de la congestio´n entre las zonas, mientras que en ausencia de conges-
tio´n, los mercados zonales colapsan en uno solo [169]. Los ZLMP incrementan la liquidez del
mercado [169, 75].
Los ZLMP comparten muchas debilidades de los LMP. Permiten la manipulacio´n de pre-
cios en presencia de poder de mercado [117].
Este mecanismo da sen˜ales para la localizacio´n de generacio´n y demanda, e incentivos para
la inversio´n en transmisio´n u´nicamente para las transacciones interzonales y se requieren
mecanismos adicionales para las intrazonales.
Los ZLMPs, al igual que los precios nodales, fallan en proveer ingresos suficientes para
remunerar las inversiones, por lo que necesitan un cargo complementario [117].
Este mecanismo puede subvalorar la congestio´n afectando la remuneracio´n de todos los
costos y permitiendo la programacio´n de ma´s transacciones bilaterales de las que pueden
incluirse dentro de la red, por lo que el operador del sistema necesita intervenir administra-
tivamente para preservar la confiabilidad [117].
Puede ser dif´ıcil implementar este esquema dependiendo del nu´mero de zonas definidas
frente la forma y complejidad de la red, y a la manera en que se manejara´ la congestio´n
intrazonal y la generacio´n de sen˜ales econo´micas de localizacio´n dentro de la zona [169].
Particularmente, , afirma que tratar la congestio´n dentro de las zonas, an˜ade complejidad
significativa, pues se requiere fijar precios para la congestio´n intrazonal [117].
2.1.6. Derechos de transmisio´n f´ısicos (PTRs)
Los derechos de transmisio´n f´ısicos (PTRs, por su sigla en ingle´s), son contratos que le
dan al titular, la opcio´n de transmitir una cantidad determinada de energ´ıa entre dos puntos
de la red o de vender este derecho en el mercado para que eventualmente sea usado por otro
agente [32, 44, 141], permitiendo que este mecanismo sea usado para resolver problemas de
congestio´n [112]. En condiciones de competencia, el precio de los derechos sera´ igual a la
diferencia de precios entre dos nodos [211].
Este mecanismo funciona tambie´n como un me´todo de asignacio´n que permite acceder
a la capacidad de transmisio´n escasa mediante contratos bilaterales [97]. Los PTRs pueden
eliminar eficazmente los riesgos de precio de localizacio´n asociados a las transacciones de
energ´ıa en un a´rea determinada [32, 141]. Igualmente, en conjunto con los cargos por con-
gestio´n para los sistemas de precios nodales y zonales, los PTRs generan sen˜ales eficientes y
adecuadas para la localizacio´n de la demanda y las inversiones en generacio´n y transmisio´n.
No obstante, este posee varias limitantes: Primero, Permite el ejercicio de poder de merca-
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do [141] cuando el derecho no es usado, ya que se puede evitar la transmisio´n de electricidad
ma´s barata causando despachos ineficientes de electricidad [72]. Es por ello, que la regla-
mentacio´n debe definir: primero, quienes pueden ser propietarios de PTRs, haciendo que los
agentes que tengan poder de mercado no sean elegibles [141]; segundo, cua´ndo un PTR se
considera como no utilizado y queda disponible para ser usado por otros agentes; tercero, ba-
jo que condiciones el titular inicial de un derecho liberado puede recibir alguna compensacio´n
cuando dicho derecho es usado por otro agente; y cuarto, si existe alguna compensacio´n cuan-
do el derecho no pueda ser usado por presencia de congestio´n, contingencias, o reducciones
en la demanda de los consumidores servidos en virtud de contratos bilaterales.
Segundo, los PTRs no permiten remunerar la totalidad de los activos de transmisio´n
existentes y debe establecerse un cargo fijo adicional. Tercero, enfrentan a los usuarios a la
dificultad de hacer coincidir los derechos con los flujos f´ısicos de potencia. Cuarto, involucran
la realizacio´n de ca´lculos complejos para estimar de la capacidad de transmisio´n disponible,
la cual depende tambie´n de los flujos circulantes [44]. Quinto, es necesario reorganizar cons-
tantemente la propiedad y configuracio´n de los PTRs para que coincida con el uso dina´mico
de la red [103]. Sexto, es dif´ıcil lograr una combinacio´n de negociaciones bilaterales de energ´ıa
y de derechos de transmisio´n que alcance el o´ptimo econo´mico ya que requiere de mu´ltiples
iteraciones y del intercambio de mucha informacio´n [131]. Y se´ptimo, la capacidad de trans-
misio´n puede ser liberada de forma instanta´nea y no resulta claro si es posible incorporarla
en la programacio´n de la generacio´n descentralizada en el u´ltimo minuto [32, 131].
2.1.7. Derechos de transmisio´n financieros (FTRs)
Los derechos de transmisio´n financieros (FTRs, por su sigla en ingle´s) otorgan el derecho
a sus titulares de la recoleccio´n de las rentas por congestio´n, pero no el control f´ısico de la
capacidad de transmisio´n [32, 141], de tal forma que si un generador no posee un FTR, debe
pagar los cargos por congestio´n cuando transmita electricidad por una l´ınea congestionada
[126]. Los FTRs permiten la recuperacio´n de las inversiones en transmisio´n [134] con la
ayuda de cargas complementarios, tales como el cargo de acceso [74]. Las rentas obtenidas
dependen del resultado del despacho econo´mico centralizado [112]. Los FTRs protegen contra
los riesgos en los precios nodales [194, 112, 167, 97, 134] y facilitan el uso eficiente de los
recursos escasos de transmisio´n [141, 134], el acceso competitivo a la capacidad de transmisio´n
[134], y una distribucio´n eficiente de las rentas por congestio´n [141], siempre que las rentas
de congestio´n recolectadas sean mayores o iguales al valor total de los FTRs, puesto que de
lo contrario los pagos a los titulares de los mismos pueden ser disminuidos en una proporcio´n
determinada [134]. Este me´todo ofrece sen˜ales econo´micas para la localizacio´n de la demanda
y la inversio´n en generacio´n y transmisio´n cuando los precios de los FTRs son eficientes y
el mercado presenta liquidez [134]. Los FTRs son ma´s son ma´s simples que los PTRs [112],
porque los pagos son independientes del uso f´ısico de la red de transmisio´n [32], por lo no
hay necesidad de definir el camino recorrido por la electricidad a trave´s de la red, pues el
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esquema de FTRs asume que todas las interacciones en la red se pueden internalizar en los
precios [110]. Una ventaja adicional, es que se pueden realizar cambios y reconfiguraciones
de los FTRs sin alterar el despacho de electricidad [110].
Los FTRs presentan las siguientes limitantes: no proporcionan los suficientes incentivos
para que el duen˜o de la transmisio´n iguale el beneficio social marginal y los costos marginales
de reducir la congestio´n [19]. Pueden causar falta de liquidez debido al gran nu´mero de
posibles pares de centros de generacio´n y consumo de energ´ıa . Pueden generar problemas de
poder de mercado, aunque en menor grado que los PTRs [32, 141]. Se requiere la planeacio´n
centralizada y la inversio´n basada en mercado para que se den incentivos a la inversio´n
en transmisio´n [134]. Aquellas empresas que perciben mayores beneficios por rentas por
congestio´n que por inversiones en activos de transmisio´n no tendra´n incentivos econo´micos
para expandir la red [141, 134]. Los beneficios de los FTRs se dan so´lo cuando se cumplen las
fuertes suposiciones que implica la competencia perfecta [127, 128], tales como la ausencia
de costos hundidos o la certeza respecto a las rentas futuras por congestio´n.
2.1.8. Derechos de transmisio´n financieros tipo flowgates (FGRs)
Son derechos financieros que le dan al titular la posibilidad de recolectar las rentas por
congestio´n sobre una porcio´n de la capacidad de un flowgate de transmisio´n particular [45].
Dicha renta corresponde a una parte del precio sombra de la restriccio´n asociada al flowgate,
el cual resulta del despacho del mercado [111, 76]. Si la restriccio´n no es vinculante, entonces
el precio sombra se hace cero, de ah´ı que, los u´nicos FGRs que producen ingresos sean los
asociados con tramos de red congestionados [131], y que a diferencia de los FTRs, estos
siempre se comporten como opciones, dado que el precio sombra nunca sera´ negativo [131],
porque para cada l´ınea congestionada se establecen dos FGRs, uno en cada direccio´n del
flujo [23].
La idea ba´sica tras el esquema de FGRs, es que los flujos correspondientes a una transac-
cio´n determinada se pueden descomponer en varias l´ıneas y por ende asociar los pagos con
los flujos de la electricidad reales [134]. Tal descomposicio´n se hace usando factores de distri-
bucio´n para la transferencia de potencia (PTDFs, por su sigla en ingle´s). As´ı, dentro de este
esquema, una vez determinados los flowgates donde se espera haya congestio´n, y se hayan
definido los PTDFs correspondientes, se subastan los FGRs o se comercializan en merca-
dos descentralizados [110, 111]; como resultado un agente que posea FGRs para cubrir la
totalidad de sus transacciones no paga rentas adicionales por congestio´n. En este esquema,
las sen˜ales de localizacio´n de la demanda y de inversio´n en generacio´n y transmisio´n esta´n
basadas en el precio de la electricidad [44, 167].
Entre las limitantes de este esquema se encuentran las siguientes: este mecanismo no
considera el hecho de que los l´ımites de capacidad y los PTDFs son cambiantes, y particu-
larmente, se critica la forma en que se define el nu´mero de flowgates requeridos para una
transaccio´n [110, 194, 167], dado que ante contingencias dicho nu´mero puede aumentar, por
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lo que el esquema se puede tornar ma´s complejos que los FTRs [167]. Para hacer fa´cil y
l´ıquida la negociacio´n de FGRs, el operador de red debe definir un conjunto de flowgates
comercialmente significativos con capacidades y PTDFs fijos, pero esto no garantiza que se
pueda capturar la congestio´n comercialmente significativa [194] lo que se traduce en falta de
cobertura [194, 131, 23] y la existencia de costos sin compensar, particularmente en redes de
gran taman˜o [153]. El operador del sistema de transmisio´n debe socializar los costos cuando
no se cumplen los supuestos en que esta´ basado este mecanismo [194]. La localizacio´n de la
congestio´n es dif´ıcil de predecir [110].
2.1.9. Resumen de los hallazgos realizados
En las secciones anteriores se presento´ un resumen de las principales ventajas y limitantes
reportadas en la literatura para los mecanismos de remuneracio´n de la capacidad. En la
Tabla 2-2 se presenta un resumen comparativo de dichas fortalezas y debilidades. Para
cada uno de los mecanismos considerados se califico´ con un “+” cuando hay acuerdo en
la literatura sobre el cumplimiento del principio y con un “-” cuando hay acuerdo en el
incumplimiento; adicionalmente, se indico´ con un “*” cuando hay alguna controversia sobre
dicho cumplimiento. Al analizar los resultados tabulados se encuentra lo siguiente:
1. Mecanismos como el cargo estampilla, el camino contratado y MW-mile se destacan
por su simplicidad y transparencia (5) y tienen un desempen˜o inferior al de otros
mecanismos en cuanto a su contribucio´n a la eficiencia (1), las sen˜ales de localizacio´n
que prestan (2), las sen˜ales de inversio´n enviadas (3) y la compensacio´n de los activos
de transmisio´n existentes (4).
2. Los esquemas de remuneracio´n basados en precios marginales de localizacio´n nodales
o zonales, tienen mejor desempen˜o en cuanto a eficiencia y en el env´ıo de sen˜ales
de localizacio´n para la generacio´n y la demanda y de inversio´n en transmisio´n. Esto,
gracias a que permiten gestionar las restricciones de la transmisio´n e incluir los efectos
de la congestio´n en las tarifas.
3. La discusio´n sobre la eficiencia de los diversos mecanismos basados en la cobertura
del riesgo, se enfoca en cuestionamientos sobre la posibilidad de manipulacio´n de los
precios en presencia de poder de mercado, y el riesgo de tener baja liquidez.
4. El mecanismo del camino contratado presenta la mayor cantidad de debilidades respec-
to a los principios considerados, lo que ocurre ba´sicamente por las fuertes suposiciones
en las que se basa, y las cuales ignoran las propiedades f´ısicas de la electricidad.
5. Los derechos de transmisio´n financieros presentan la mejor aceptacio´n por parte de la
comunidad; no obstante, existen objeciones sobre el cumplimiento de todos los princi-
pios considerados.
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6. Ninguno de los mecanismos analizados es completo en si mismo, puesto que todos
requieren de amplios marcos administrativos para compensar sus limitaciones. Tales
marcos incluyen desde pol´ıticas para mitigar el ejercicio de poder de mercado, hasta
esquemas de compensacio´n de costos adicionales, o cargos complementarios, entre otros.
Los resultados obtenidos indican que el disen˜o de mecanismos de remuneracio´n de capa-
cidad es un tema vigente de investigacio´n y au´n es necesario realizar importantes esfuerzos
para desarrollar nuevas contribuciones sobre este importante tema.
Tabla 2-2: Cumplimiento de los principios de disen˜o para los mecanismos de remuneracio´n
Principios de tarificacio´n
Mecanismo de remuneracio´n Eficiencia Sen˜ales de
localizacio´n
Sen˜ales de
inversio´n
Compensacio´n
de activos
Simple Implementable
Cargo estampilla - - - -* + +*
Camino contratado - - - -* +* +*
MW-mile - -* - -* +* +*
LMPs +* +* +* - - +*
ZLMPs +* +* +* - +* +*
PTRs +* +* +* - - +*
FTRs +* +* +* +* +* +*
FGRs +* +* +* - - +*
+ El mecanismo de remuneracio´n cumple con el principio.
- El mecanismo de remuneracio´n cumple con el principio.
* Existe discusio´n sobre si el mecanismo cumple o no con el principio.
En la siguiente seccio´n se expone lo referente a los mecanismos de asignacio´n de capaci-
dad, cuyo funcionamiento esta´ ligado a la remuneracio´n.
2.2. Mecanismos de asignacio´n de capacidad
Teniendo como base la problema´tica de la asignacio´n de capacidad de transmisio´n discu-
tida en el Cap´ıtulo anterior, en esta seccio´n se discuten algunos mecanismos encontrados en
la literatura.
2.2.1. Orden de prioridad
El mecanismo de asignacio´n de capacidad de transmisio´n por orden de prioridad implica
que el regulador debe haber preestablecido un orden en el suministro del servicio cuando
la capacidad este´ limitada. As´ı, se garantizara´ el acceso a la capacidad de transmisio´n a
aquellos que posean mayor prioridad y se desconectara´n los de menor prioridad en caso de
ser necesario.
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Adema´s de establecer el orden de prioridad por medios regulatorios, tambie´n existe la
posibilidad de definirlos mediante un servicio de prioridad ofrecido por los operadores de las
redes. Estos servicios de prioridad se caracterizan porque [233, 235, 46, 245]:
Las transacciones de capacidad van separadas de las transacciones de energ´ıa.
Permiten aplicar un precio diferencial segu´n el nivel de firmeza (prioridad) que desee
el usuario de la red.
Permiten la gestio´n econo´mica de la congestio´n por parte del operador del sistema.
Se aplican generalmente para la gestio´n de la transmisio´n en transacciones de electri-
cidad de largo plazo realizadas en mercados bilaterales.
Chao y Wilson [48] destacan que en cualquier actividad econo´mica que implique restric-
ciones de oferta, el servicio de prioridad puede aplicarse de manera efectiva como mecanismo
de racionamiento de la capacidad de oferta frente a un exceso de demanda. Este esquema
de servicio de prioridad le proporciona al operador de la red una forma ma´s eficiente de
desarrollar el racionamiento del servicio de transmisio´n, que la suspensio´n aleatoria de la
carga o la rotacio´n del racionamiento entre la demanda [47]. Esto porque, al permitir que
sean los clientes los que elijan un nivel de firmeza del servicio, puede disminuirse el impacto
en el bienestar social [149].
A pesar de las ventajas en el corto plazo, que ofrece el esquema de servicios de prioridad
al permitir la gestio´n del racionamiento y las congestiones; en el largo plazo puede involucrar
inversio´n ineficiente en nueva capacidad [149], por lo que debe complementarse con meca-
nismos de remuneracio´n adecuados dependiendo del mercado (ve´ase [149] para la revisio´n
del rendimiento de los servicios de prioridad con remuneracio´n de la transmisio´n por tasa de
retorno regulada y precio ma´ximo regulado).
Estos servicios de prioridad han sido implementados en varios pa´ıses, entre ellos Chile [51]
y algunos pa´ıses europeos para efectuar transacciones internacionales de energ´ıa [82].
2.2.2. Prorrateo
La asignacio´n de capacidad de transmisio´n por medio del mecanismo de prorrateo permi-
te distribuir la capacidad limitada en forma proporcional a las solicitudes de disponibilidad
realizadas por los usuarios de la red [135]. Este prorrateo es un mecanismo no discriminatorio
ya que implica permitir el libre acceso a la red de transmisio´n a todos los usuarios e imple-
mentar una tarifa proporcional a su uso [118]. En comparacio´n con los dema´s me´todos, el
prorrateo es un mecanismo transparente, fa´cil de implementar y con una regulacio´n eficiente
puede permitir la gestio´n adecuada de la congestio´n.
Como desventajas se tiene que el prorrateo permite comportamientos especulativos en
los agentes, los cuales previendo que se presentara´ congestio´n en las l´ıneas en un momento
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dado pueden sobreestimar sus requerimientos de capacidad de transmisio´n, por lo que se
hace necesario pol´ıticas regulatorias adicionales [135].
Entre dichas medidas regulatorias se encuentran el poner un precio eficiente a la capacidad
y asignar adecuadamente los costos e ingresos por dicha congestio´n. Por ello, y dado que la
congestio´n causa diferencias en los precios de la energ´ıa en lugares diferentes, el mecanismo
de prorrateo podr´ıa complementarse con los precios nodales, los cuales proveen un esquema
sencillo para permitir el acceso no discriminatorio a la red y al mismo tiempo cobrar por la
capacidad de transmisio´n en una tarifa conjunta con el precio de la electricidad [33].
La desventaja de utilizar el prorrateo con precios nodales se encuentra en que las rentas
por congestio´n pagadas por los consumidores pueden ser mayores al costo del redespacho
que asumen los generadores [211, 189]. Por esto, se han planteado diversas alternativas. Por
ejemplo, en Argentina, partiendo de un nodo de referencia se utilizan factores de distribucio´n
para calcular los cargos cobrados en los dema´s nodos del sistema; de forma que para cada
usuario se prorratea su participacio´n en el uso total del mismo; as´ı, si el flujo de energ´ıa va
hacia el nodo de referencia los costos los asumen los generadores, de lo contrario los costos
son asumidos por los distribuidores y consumidores [91].
Au´n as´ı, el mecanismo de prorrateo es frecuentemente utilizado en las transacciones inter-
nacionales de energ´ıa entre los pa´ıses del Sureste de Europa [54, 82, 83]. Si bien, el me´todo de
prorrateo garantiza el libre acceso a la red de transmisio´n, la dificultad reside en determinar
la tarifa adecuada que se cobrara´ a los usuarios por el uso de la red.
2.2.3. Contratos bilaterales
Este esquema implica la definicio´n de la capacidad comercial disponible (ATC, por su sigla
en ingle´s) y por ende de derechos de propiedad sobre la capacidad de las l´ıneas conocidos
como derechos de transmisio´n (TR, por su sigla en ingle´s), los cuales permiten a los agentes
del mercado reservar capacidad de transmisio´n para su uso particular [103]. Estos derechos de
propiedad pueden ser f´ısicos o financieros y se transan por medio de los contratos bilaterales
o subastas.
Un contrato bilateral es un acuerdo entre dos partes para reservar capacidad de trans-
misio´n, y su uso en la asignacio´n de capacidad de transmisio´n se basa en que permiten la
cobertura del riesgo econo´mico inherente a las congestiones en la red de transmisio´n. Este
riesgo surge por la influencia que tiene la congestio´n en el suministro de energ´ıa. Al res-
pecto, los contratos bilaterales permiten disminuir o eliminar la pe´rdida de ingresos de un
generador, y controlar la volatilidad en el precio causada por las restricciones. Los contratos
bilaterales definidos para este fin se conocen como contratos por congestio´n en la transmisio´n
(TCC, por su sigla en ingle´s) y son el principal mecanismo para la asignacio´n de capacidad
de transmisio´n en algunos mercados de energ´ıa.
Estos contratos pueden tener distinta duracio´n y firmeza. Debido a la incertidumbre de
la demanda, en muchos mercados, los contratos de capacidad no utilizados pueden transarse
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en mercados secundarios mejorando la asignacio´n inicial y distribuyendo el riesgo entre los
agentes [6]. Si la capacidad de la red esta´ restringida y los derechos de propiedad son claros,
el mercado secundario logra una asignacio´n eficiente de la capacidad.
El principal inconveniente de los contratos bilaterales de capacidad de transmisio´n es que
permiten el ejercicio de poder de mercado [126, 97], por lo que es necesario asegurar que
los derechos de transmisio´n transados no sean retenidos por sus titulares. Para ello se ha
propuesto diversas alternativas [97]:
Restringir la adquisicio´n de los mismos a ciertos agentes del mercado.
Formacio´n de un mercado secundario para la capacidad no utilizada.
La imposicio´n de una normativa que implique usar la capacidad o perderla [32].
Vigilancia de las pra´cticas estrate´gicas de los agentes.
Los contratos bilaterales de capacidad de transmisio´n son frecuentemente aplicados en los
Estados Unidos, por ejemplo en PJM, se han implementado contratos para el servicio de
transmisio´n en firme o interrumpibles, los cuales tambie´n pueden ser negociados con otros
mecanismos de asignacio´n de capacidad como las subastas.
2.2.4. Subastas de capacidad
Durante miles de an˜os, las subastas han servido para adjudicar activos indivisibles y tam-
bie´n para vender mu´ltiples unidades de algunas materias primas. La importancia pra´ctica de
las subastas es cada vez mayor y muchos mercados modernos esta´n organizados como subas-
tas. El estudio de las subastas es importante para la teor´ıa econo´mica porque las subastas
responden a una de las preguntas fundamentales de la economı´a: ¿quie´n y a que´ precios
recibe los bienes? Al responder estas preguntas, las subastas proveen los fundamentos micro
de los mercados [57].
El modelo del valor privado, introducido por Vickrey en 1961 [229] es la base de la teor´ıa
econo´mica de las subastas. Este modelo fue luego desarrollado por [236], quien introdujo
el modelo de subasta de valor comu´n y [157] quien introdujo un modelo de subasta con
elementos privados y comunes, el cual se acerca ma´s a las subastas reales. En general, los
trabajos teo´ricos se centran en el ana´lisis de equilibrio y comparacio´n de formatos de subastas.
Estos estudios teo´ricos se han acompan˜ado de estudios experimentales y emp´ıricos. Entre
estos se destacan los de Klemperer [132] y Milgrom [156].
Para el disen˜o de una subasta se deben considerar varios aspectos, entre ellos [57, 39]:
Objetivo. Este es el aspecto fundamental. Si un gobierno vende activos al pu´blico, su
objetivo deber´ıa ser que el activo se adjudique al agente con el mayor valor de reserva
(ma´xima cantidad que el agente esta´ dispuesto a pagar por el activo). Por el contrario,
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si el activo es vendido por una firma privada, el objetivo de esta deber´ıa ser maximizar
sus ingresos.
Reglas de la subasta. Existen muchos tipos de subastas; por ejemplo, muchos mercados
electro´nicos usan la subasta inglesa ascendente mientras que muchos contratos pu´blicos
usan una subasta de sobre cerrado de primer precio. Estas reglas esta´n relacionadas
con la posibilidad de aprendizaje y ajuste, por ejemplo, si hay rondas sucesivas.
Ambiente de la subasta. Resulta del nu´mero de vendedores y compradores, nu´mero de
ı´tems transados, preferencias de las partes, forma de informacio´n privada que tienen
los participantes.
Nu´mero y caracter´ısticas de los productos.
Me´todo de pago: por ejemplo, u´nico precio vs. precio discriminatorio.
Por los aspectos mencionados antes, el disen˜o de la subasta es complejo y debe validarse
antes de su aplicacio´n. Ya que las subastas son costosas para el regulador, la validacio´n y
calibracio´n de los disen˜os de subasta suele hacerse usando me´todos de simulacio´n [57] y de
economı´a experimental [150].
Respecto a la aplicacio´n de la economı´a experimental en el disen˜o de subastas, [150] men-
ciona los experimentos realizados por Hahn y Van Boening [101] para seleccionar me´todos
de remuneracio´n y los realizados por [184], para comprender la relacio´n entre el disen˜o de la
subasta y el poder de mercado.
Segu´n [150], los me´todos de laboratorio aventajan a los de simulacio´n pues los primeros se
basan en la interaccio´n y decisiones de sujetos reales enfrentados a esquemas de incentivos.
Aunque los resultados del laboratorio no se ajusten al mundo real, si los sujetos experimen-
tales son capaces de entender un mecanismo, es seguro que los miembros de la industria
tambie´n lo sera´n.
Las subastas han sido implementadas en diversos mercados. Particularmente, en los mer-
cados de electricidad y gas, las subastas se han usado para adjudicar la capacidad de la red
en redes interconectoras (gas y electricidad) entre pa´ıses europeos y entre Europa y el Reino
Unido [163], para adjudicar capacidad de almacenamiento y transporte de gas en el Reino
Unido [244] as´ı como para adjudicar capacidad y expansio´n de redes de electricidad y gas
en los Estados Unidos. En cuanto a la aplicacio´n de subastas para adjudicar capacidad en
redes ma´s interconectadas es ma´s dif´ıcil pues a mayor interconexio´n de la red, mayor es la
necesidad de planeacio´n centralizada.
Al igual que los contratos bilaterales, las subastas de capacidad tambie´n ofrecen la po-
sibilidad de cobertura del riego para los participantes del mercado, ante los efectos de la
congestio´n en el flujo de energ´ıa y en el precio de la electricidad. El proceso de subasta ini-
cia cuando los operadores de red declaran la capacidad de transmisio´n disponible para uso
comercial y esta se divide en derechos de transmisio´n que pueden ser f´ısicos o financieros;
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posteriormente se efectu´a la subasta, la cual esta´ a cargo del operador del sistema o una
compan˜´ıa independiente. Estas subastas tienen distinta periodicidad, pueden ser anuales,
mensuales y del d´ıa anterior. El sistema de subastas de capacidad de un mercado particular
puede incluir subastas con los tres tipos de periodicidad. As´ı, en las subastas anuales, se
asignan derechos de transmisio´n f´ısicos y/o financieros a largo plazo, en tanto que en las
subastas mensuales se modifica la asignacio´n inicial de los derechos de transmisio´n realizada
en la subasta anual permitiendo que los titulares vendan el exceso de capacidad que poseen,
en tanto que el operador de la red tiene la oportunidad de subastar la capacidad que no ha
sido asignada en subastas anteriores. Finalmente con las subastas del d´ıa anterior se bus-
ca asegurar que el uso eficiente de la red permitiendo que aquellos que tengan derechos de
propiedad que no usara´n puedan venderlos. Esto u´ltimo es de vital importancia puesto que
dentro de la normativa de adjudicacio´n de derechos de transmisio´n es comu´n la inclusio´n de
la regla “u´selo o pie´rdalo”, de forma que un titular que posea derechos de transmisio´n que
no usara´ pueda venderlo a quien si puede usarlo. Con esto, el regulador evita el ejercicio de
poder de mercado, en tanto que el titular del derecho evita perder el dinero asociado a la
adquisicio´n del mismo [32, 126, 30].
En las subastas de capacidad de transmisio´n, si los derechos de propiedad (f´ısicos o fi-
nancieros) sobre el transporte son claros, si hay suficientes postores competitivos, y si los
mercados de futuros son de largo plazo y l´ıquidos, entonces dichas subastas distribuyen la
capacidad de manera eficiente y emiten sen˜ales confiables al mercado. Los estudios muestran
que, en general, las subastas brindan buenas sen˜ales para la asignacio´n de corto plazo de la
capacidad existente, pero su capacidad para enviar buenas sen˜ales de expansio´n depende de
que se cumplan condiciones estrictas, incluyendo bajos costos de transaccio´n (ve´ase [208]).
No obstante, el resultado de las subastas depende tanto de la naturaleza del mercado de red
como del disen˜o de la subastas. A diferencia de los mercados teo´ricos donde las subastas
adjudican los bienes de manera eficiente, en los mercados de red hay poder de mercado,
informacio´n asime´trica, pagos interdependientes y derechos de propiedad ambiguos. Como
consecuencia de las imperfecciones de los mercados de red, resulta dif´ıcil que el subastador
alcance sus objetivos (es decir, maximizar ingresos del vendedor y alcanzar una distribucio´n
eficiente del producto). En el caso de la transmisio´n de energ´ıa, las subastas son eficientes si
hay competencia entre postores y si hay escasez de capacidad [151, 150].
Frente a esta diversidad de mecanismos de asignacio´n y remuneracio´n de capacidad de
transmisio´n, es conveniente un ana´lisis que permita identificar ¿cual combinacio´n de me-
canismos de remuneracio´n y asignacio´n, es la adecuada para una estructura de mercado
espec´ıfica? En la mayor parte de la literatura, la respuesta a esta pregunta se ha abordado
para un mecanismo particular y no como forma de clasificacio´n de un conjunto de ellos. As´ı,
el segundo aporte de este art´ıculo es una clasificacio´n de los mecanismos de asignacio´n y
remuneracio´n de capacidad vistos, frente a una estructura de mercado zonal, nodal o uni-
nodal, y un esquema de mercado centralizado o descentralizado. Este ana´lisis se presenta a
continuacio´n.
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2.3. Clasificacio´n de mecanismos de remuneracio´n y
asignacio´n de capacidad
En la literatura se presentan algunas clasificaciones para los mecanismos de remuneracio´n.
Por ejemplo, [7], presenta un cuadro comparativo en donde clasifica el cargo estampilla y los
derechos f´ısicos y financieros, segu´n la organizacio´n del mercado. Dicha organizacio´n incluye
tanto la estructura del mercado como la forma de negociacio´n de la energ´ıa (ve´ase, [7], pa´gi-
na 36). Por su parte, [88] y [193], identifican los mecanismos de remuneracio´n usados en los
Estados Unidos y en Latinoame´rica respectivamente, de donde se puede derivar la estructura
de mercado a la cual se asocian. En tanto que, [85] despue´s de analizar mercados como Al-
berta, Argentina, Bolivia, Chile, Noruega, Nueva Zelanda, y PJM, muestra una clasificacio´n
de los esquemas de remuneracio´n considerando la forma en que estos determinan el acceso a
la red (por punto de inyeccio´n o retiro, o ambos) y el tipo de mercado correspondiente.
En esta seccio´n, con base en una revisio´n de la literatura y en experiencias internacionales,
se identifica que mecanismo de remuneracio´n de la capacidad de transmisio´n esta´ asociado a
un mecanismo de asignacio´n de capacidad, una estructura de mercado y un disen˜o de mercado
de energ´ıa particular. La Tabla 2-3, resume los hallazgos; el signo “+” y “-” representan si
es posible o no la combinacio´n planteada respectivamente, en tanto que el “*”, representa
la existencia de posiciones divididas al respecto. Respecto a la interpretacio´n de dicha tabla
debe considerarse que:
El hecho que una determinada combinacio´n sea posible no implica que haya sido apli-
cada, o que funcione de manera eficiente en un mercado particular, sino que es imple-
mentable.
Los nombres contenidos en la columna Aplicacio´n se refieren a mercados ele´ctricos en
los que se ha aplicado un esquema de remuneracio´n de la transmisio´n basado en el
mecanismo de remuneracio´n contenido en la columna de la izquierda.
Esta Tabla deja ver varios aspectos interesantes. En cuanto a los mecanismos de asignacio´n
de capacidad de transmisio´n, se tiene que el prorrateo y la prioridad pueden ser utilizados
con cualquier mecanismo de remuneracio´n. As´ı, en el caso de la remuneracio´n por cargo
estampilla y MW-mile, el prorrateo es la forma en que se distribuyen los costos totales
de la transmisio´n entre los usuarios del sistema, con base en alguna medida del uso. Con
respecto a los FTRs, PTRs y FGRs, puede suceder que la capacidad de transmisio´n que
no es negociada mediante contratos bilaterales o subastas sea prorrateada entre los dema´s
usuarios del sistema. Similarmente, para el esquema del camino contratado lo comu´n es que
la asignacio´n se realice por medio de contratos bilaterales, no obstante tambie´n es factible
que la capacidad remanente despue´s de la negociacio´n bilateral sea prorrateada entre los
usuarios.
Por su parte, el esquema de prioridad, es aplicable a todos los mecanismos de remuneracio´n
como una alternativa de gestio´n de las restricciones, puesto que ofrece una forma de racionar
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la capacidad de transmisio´n cuando esta se encuentre restringida, ya sea por los l´ımites de
flujo de potencia o por contingencias en el sistema. As´ı, una lista de prioridad proporciona
un racionamiento ma´s eficiente que la desconexio´n aleatoria de carga [233].
Del lado de la estructura de mercado, todos los mecanismos de remuneracio´n considerados,
pueden ser aplicados con ZLMPs. En el caso del cargo estampilla, tambie´n puede ser aplicado
en una estructura uninodal, aunque con menor eficiencia que con diferenciacio´n zonal, que a
su vez sigue siendo menos eficiente que los LMPs, al menos en cuando a sen˜ales adecuadas
[75, 77]. En cuanto al camino contratado y al MW-mile, aunque se aplican generalmente en
sistemas uninodales, dentro de una estructura de ZLMPs, estos esquemas pueden ser usados
para la negociacio´n de la transmisio´n dentro de una misma zona. Finalmente para las rentas
por congestio´n y los derechos de transmisio´n, la diferenciacio´n zonal o nodal de los precios
es un requisito para su aplicacio´n, de forma que su aplicacio´n en una estructura de mercado
uninodal carece de sentido. La dualidad ZLMPs y LMPs, se resuelve a favor de los ZLMPs
si se trata de simplicidad, aunque dicha simplicidad puede ser engan˜osa y traer pe´rdidas
de eficiencia, y se resuelve para el lado de los LMPs si lo que se busca es que el mercado
genere adecuadas sen˜ales para la localizacio´n de oferta, demanda y de infraestructura de
transmisio´n.
Finalmente, en cuanto al disen˜o del mercado de energ´ıa, se resalta que todos los mecanis-
mos de remuneracio´n considerados pueden ser aplicados cuando la negociacio´n de la energ´ıa
se realiza mediante contratos bilaterales o en una bolsa. Al respecto se tienen algunas con-
sideraciones:
Los PTRs son caracter´ısticos de mercados descentralizados.
Las rentas por congestio´n son propias de los mercados centralizados [240], al igual que
los FTRs.
El modelo uninodal puede ser adecuado en redes robustas donde no se tienen problemas
de congestio´n [22].
Los FGRs suelen relacionarse con mercados zonales y descentralizados [22].
La estructura de mercado zonal con FGRs generalmente se asocian a mercados des-
centralizados [154].
El me´todo del camino contratado, MW-mile generalmente se ligan a mercados de con-
tratos bilaterales [133].
El cargo estampilla no tiene mayor problema con el esquema de negociacio´n de energ´ıa,
siempre que haya cierto grado de coordinacio´n en el funcionamiento del mercado.
Con lo anterior se tiene un panorama general sobre la aplicacio´n de un mecanismo de
asignacio´n y remuneracio´n de la transmisio´n a un mercado en particular. En la Tabla 2-3,
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en color gris, aparece resaltada la combinacio´n ma´s factible. Al respecto, con relacio´n a la
remuneracio´n, podr´ıa decirse que todos los mecanismos de remuneracio´n son pol´ıticamente
implementables (principio principio 6 de tarificacio´n de la transmisio´n), no obstante algunos
tienen mayores implicaciones que otros, como se discutio´ anteriormente.
Por mencionar un caso, en PJM, el modelo zonal propuesto inicialmente no dio buenos
resultados al distorsionar las sen˜ales entregadas a los agentes del mercado, al ser estas in-
consistentes con la operacio´n del sistema f´ısico, por lo que PJM se traslado al modelo nodal
[154]. De manera similar, el modelo zonal aplicado en California fue un fracaso, siendo una
de las causa del colapso del mercado en el an˜o 2000 [154].
Como lo indica este ana´lisis de la literatura, adema´s de considerar las bondades te´cni-
cas y econo´micas de un mecanismo de remuneracio´n y asignacio´n particular, es importante
considerar las implicaciones regulatorias y diversos escenarios sobre la organizacio´n de los
mercados de energ´ıa desregulados.
Partiendo de los hallazgos expuestos en este Cap´ıtulo es posible proponer variaciones a
la estructura del mercado ele´ctrico colombiano, que contribuyan a solucionar algunas de las
falencias del sector identificadas anteriormente. Desde el punto de vista de la transmisio´n
las modificaciones se asocian con la forma en que se remunera esta actividad y el papel que
desempen˜a dentro del mercado. Por ello, en el siguiente Cap´ıtulo se presentan las bases para
un esquema regulatorio de la transmisio´n alternativo a la actual estructura del mercado co-
lombiano, en el cual se hace una propuesta para la remuneracio´n y asignacio´n de capacidad
de transmisio´n.
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Cap´ıtulo 3
Propuesta para la remuneracio´n y
asignacio´n de capacidad de
transmisio´n en Colombia
En el cap´ıtulo anterior se discutieron diversos mecanismos de remuneracio´n y asignacio´n
de capacidad de transmisio´n, reportados en la literatura y aplicados en algunos mercados
internacionales. A partir de tal ana´lisis se plantea con base en los criterios de comparacio´n
antes definidos, que uno de los mecanismos factibles para un mercado como el colombiano
corresponde a la combinacio´n de:
Un sistema de precios nodales.
Ingreso de transmisio´n regulado, con un componente asociado a las rentas por conges-
tio´n.
Mecanismos de mercado para la negociacio´n de derechos financieros de transmisio´n.
La implementacio´n de este esquema considera la realizacio´n de varios cambios en la actual
estructura del mercado. Estos cambios se resumen en la Tabla 3-1. El principal cambio es
la implementacio´n de un modelo multinodal con sus respectivas consecuencias en cuanto al
despacho de generacio´n y a liquidacio´n de los agentes. El segundo cambio es la inclusio´n del
mercado de FTRs.
En el Anexo A se muestran los principales aspectos de la forma en que se desarrollan
las actividades mostradas en la tabla en el mercado ele´ctrico colombiano, para ma´s detalles
se puede recurrir al conjuto de resoluciones all´ı indicadas. En contraste, en este cap´ıtulo se
analiza la implementacio´n, del esquema propuesto; en la seccio´n 3.1 se discute la estructura de
un mercado multinodal, y en la seccio´n 3.2 se presenta el esquema de derechos de transmisio´n
financieros (FTRs) planteado para Colombia.
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Tabla 3-1: Comparacio´n mercado colombiano y modelo propuesto
Mercado colombiano Modelo propuesto
Despacho Centralizado uninodal (Creg 051-2009) Centralizado multinodal
Mercado de
energ´ıa
Contratos bilaterales y bolsa de energ´ıa
(Creg 024-1995)
Contratos bilaterales y bolsa de energ´ıa
Liquidacio´n energ´ıa
generadores
Contratos y bolsa de energ´ıa (Creg 024-
1995), reconciliaciones (Creg 034-2001, 084-
2005, 051-2009, 036-2010, 121-2010), desvia-
ciones (Creg 024-1995, 112-1998)
Contratos y bolsa de energ´ıa
Liquidacio´n
energ´ıa
comercializadores
Contratos y bolsa de energ´ıa (Creg 024-
1995), restricciones (Creg 063-2000, 004-
2003, 014-2004)
Contratos y bolsa de energ´ıa
Pago transmisio´n
generadores
Conexio´n Congestio´n, subasta FTRs, cargo com-
plementario
Pago transmisio´n
comercializadores
Conexio´n, cargos por uso (Creg 103-2000,
011-2009)
Conexio´n, congestio´n, subasta FTRs,
cargo complementario
Liquidacio´n
transmisores
Conexio´n, cargos por uso, compensaciones
(Creg 103-2000, 011-2009)
Conexio´n, congestio´n, subasta FTRs,
cargo complementario, compensaciones
Fuente: Elaboracio´n propia.
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Las ventajas y desventajas de una estructura de mercado nodal dentro de un mercado
de electricidad, se discutieron en Cap´ıtulo 2; en esta seccio´n se discuten las modificaciones
necesarias para calcular y liquidar precios nodales en un mercado colombiano de forma que
se pueda gestionar la congestio´n usando un esquema de derechos financieros de trasmisio´n.
Primero, se presenta el ca´lculo de los precios nodales. Segundo se discuten los cambios
regulatorios necesarios para acomodar la liquidacio´n del mercado bajo precios nodales de
forma que se remuneren adecuadamente a los transmisores.
3.1.1. Formacio´n de los precios nodales
Los precios nodales se obtienen a partir del despacho real de electricidad, el cual se calcula
a trave´s de flujos de potencia o´ptimos con restricciones. Una formulacio´n simplificada de tal
despacho se presenta en las ecuaciones 3-1 a 3-5, que corresponde a la formulacio´n cla´sica del
flujo o´ptimo de potencia DC (OPF por su sigla en ingle´s)1, la cual se basa en los siguientes
supuestos [131]:
La resistencia de cada l´ınea es despreciable comparada con la reactancia.
La magnitud de la tensio´n en cada nodo es igual a su valor nominal.
1El flujo o´ptimo de potencia DC se considera una aproximacio´n adecuada para el problema de despacho
de electricidad con restricciones de transmisio´n [238, 15]
3.1 Estructura de mercado multinodal 53
La diferencia entre los a´ngulos de tensio´n entre dos nodos es lo suficientemente pequen˜a
tal que cos (θi − θj) ≈ 1 y sin (θi − θj) ≈ θi − θj
Bajo esta formulacio´n, se minimiza el costo de generacio´n de U unidades (Ecn. 3-1)
con base en las ofertas de los generadores, y las restricciones de capacidad de la red de
transmisio´n. Dichas ofertas de los generadores incluyen el costo de generacio´n para cada
unidad cu, u ∈ 1⋯U y un monto de energ´ıa determinado.
La primera restriccio´n (Ecn. 3-2) corresponde al balance de energ´ıa en todo momento,
asegurando que para cada nodo n ∈ 1⋯N , siendo N el nu´mero de nodos del sistema, la
sumatoria de la energ´ıa generada Pu por todas las unidades de generacio´n en dicho nodo,
ma´s los flujos de potencia entrantes Fi→n, n, i ∈ 1⋯N, i ≠ n, sea igual a la suma de la demanda
en dicho nodo Dn y los flujos de potencia salientes Fn→j, n, j ∈ 1⋯N, j ≠ n.
Min
U∑
u=1 cu ∗ Pu (3-1)
para cada n ∈ 1 . . .N, U∑
u=1Pu + N∑i=1,i≠nFi→n = N∑j=1,j≠nFn→j +Dn (3-2)
para cada u ∈ 1 . . . U,Pumin ≤ Pu ≤ Pumax (3-3)
para cada linea,−FLi→j ≤ Fi→j ≤ FLi→j (3-4)
θs = 0 (3-5)
Las restricciones restantes (Ecns. 3-3 - 3-5) corresponden a restricciones te´cnicas de los
elementos del sistema. As´ı, la restriccio´n 3-3 asegura que la energ´ıa generada por una unidad
determinada Pu, u ∈ 1⋯U , este´ entre sus l´ımites nominales, en tanto que la restriccio´n 3-4
estipula que los flujos deben cumplir los l´ımites de capacidad de los activos de transmisio´n.
Al respecto, el flujo entre dos nodos i,j es proporcional a la diferencia de a´ngulos de tensio´n
θi, θj y al inverso de la reactancia de la l´ınea de transmisio´n correspondiente Xi→j, y se
calcula como:
Fi→j = Bi→j ∗ (θi − θj) = 1
Xi→j ∗ (θi − θj) (3-6)
Finalmente la restriccio´n 3-5 tiene como funcio´n establecer un nodo s como la referencia
para el sistema, a partir del cual se calculara´n los dema´s a´ngulos de tensio´n θi, i ∈ 1⋯N , del
mismo.
A partir de esta formulacio´n se pueden calcular diversas variables primales, entre ellas la
energ´ıa generada por cada unidad Pu, los a´ngulos de tensio´n en cada nodo θi y los flujos de
potencia por cada l´ınea Fi→j. No obstante, dentro de la estructura nodal, las variables de
mayor intere´s son las variables duales asociadas a la primera restriccio´n, las cuales corres-
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ponden a los precios nodales, y que indican cuanto var´ıa el costo total de la generacio´n si la
demanda en dicho nodo se incrementa en una unidad.
Como se vio´ en el Cap´ıtulo 2, los precios nodales internalizan tanto el costo de las pe´rdidas
de transmisio´n como las restricciones de capacidad del sistema [115, 170], por lo que en
comparacio´n con un sistema uninodal, los LMPs son iguales que el precio en dicho sistema
so´lo cuando no hay pe´rdidas, ni restricciones de capacidad de transmisio´n.
3.1.2. Liquidacio´n del mercado nodal
La estructura nodal introduce diversas variaciones en el negocio de los generadores, comer-
cializadores y transmisores. A continuacio´n se detalla la forma en que se liquida un mercado
de N nodos, en el que participan G generadores, R comercializadores y Tr transmisores
(ve´ase [131] para ma´s detalles).
El ingreso Ig,t de un generador g ∈ 1⋯G, en un instante t, es igual a la sumatoria de
los ingresos obtenidos por las unidades de generacio´n que administra (Ug). Estos ingresos
se componen de los cobros/pagos realizados por la energ´ıa transada en bolsa TBu,t, y por
la energ´ıa negociada en contratos bilaterales V Cu,t como se muestra en las ecuaciones 3-7
a 3-9. En tales ecuaciones, LMPu,t es el precio nodal en el nodo asociado a la unidad de
generacio´n u ∈ 1⋯Ug, PDrealu,t es su generacio´n en el despacho real, y pct y PDcu,t son el precio
y la generacio´n despachada en el contrato c ∈ 1⋯Cu en el instante t respectivamente, siendo
Cu, el conjunto de contratos de suministro asociados a dicha unidad de generacio´n u, los
cuales pueden ser tipo pague lo contratado Pcu o pague lo demandado Pdu 2.
Ig,t = Ug∑
u=1 Iu,t =
Ug∑
u=1TBu,t + V Cu,t (3-7)
TBu,t = LMP u,t ∗ (P realu,t − Pcu∑
c
PDcu,t − Pdu∑
c
PDcu,t) (3-8)
V Cu,t = Cu∑
c=1pct ∗ PDcu,t (3-9)
Por su parte, el ingreso Ir,t del comercializador r ∈ 1⋯R en un instante t, esta´ dado por
la ecuacio´n 3-10, y equivale a la sumatoria de los ingresos que recauda en cada uno de los
nodos donde tiene presencia. Para un nodo n en un istante t dicho ingreso se compone de:
Los recaudos realizados de los usuarios finales Rr,n,t
Las ventas en bolsa V Br,n,t (Ecn. 3-11). Un comercializador so´lo vende energ´ıa cuando
su demanda real es menor que la sumatoria de la eneg´ıa contratada en contratos tipo
2Dependiendo del mercado pueden existir varios tipos de contratos, por simplicidad so´lo se consideran
contratos pague lo contratado y pague lo demandado
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pague lo contratado destinados a cubrir la demanda en dicho nodo. Estas ventas se
liquidan al precio nodal correspondiente.
Las compras en bolsa CBr,n,t (Ecn. 3-12) liquidadas a precio nodal y que ocurren
cuando la energ´ıa total contratada no es suficiente para satisfacer la demanda total de
energ´ıa.
Las compras realizadas en contratos bilaterales CCr,n,t (Ecn. 3-13). La energ´ıa despa-
chada en cada contrato, se liquidan a precio de contrato.
Los pagos por el uso y acceso a la red de transmisio´n Tr,t.
Ir,t = (Nr∑
n=1 Ir,n,t) − Tr,t = (Nr∑n=1Rr,n,t + V Br,n,t −CBr,n,t −CCr,n,t) − Tr,t (3-10)
V Br,n,t = LMP n,t ∗ma´x{0, [Pcr,n∑
pc
DDpcr,n,t] −Drealr,n,t} (3-11)
CBr,n,t = LMP n,t ∗ma´x{0,Drealr,n,t − Cr,n∑
c
DDcr,n,t} (3-12)
CCr,n,t = Cr,n∑
c=1 pcr,n,t ∗DDcr,n,t (3-13)
donde:
Drealr,n,t = demanda real del comercializador r en el nodo n en el tiempo t.
LMP n,t = precio nodal en el nodo n en el tiempo t.
DDcr,n,t = demanda comprometida en el contrato bilateral c del comercializador r
en el nodo n en el tiempo t.
pcr,n,t = precio de la energ´ıa en el contrato bilateral c del comercializador r
en el nodo n en el tiempo t.
Cr,n = conjunto de contratos bilaterales del comercializador r destinados al mercado
del nodo n.
DDpcr,n,t = demanda comprometida en el contrato pague lo contratado pc del
comercializador r en el nodo n en el tiempo t.
Pcr,n = conjunto de contratos tipo pague lo contratado del comercializador r destinados
al mercado del nodo n.
Siguiendo el modelo colombiano, en el que la demanda paga por la transmisio´n, la liqui-
dacio´n de los comercializadores tiene un componente adicional dado por los recaudos que
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realiza el operador del sistema para liquidar los ingresos de los transmisores. De esta manera
el cargo de transmisio´n Tr,t que debe pagar un comercializador r en un instante t se establece
como se muestra en la ecuacio´n 3-14. Este cargo depende de la demanda atendida por cada
agente comercializador y var´ıa segu´n el ingreso total por concepto de cargos complementarios
Ccomtr,t de cada transmisor tr ∈ 1⋯Tr. Esto porque la componente de la tarifa del transmisor
(Ecn. 3-15) que corresponde a cargos por congestio´n ya ha sido recaudada a partir de la
liquidacio´n de las transacciones en bolsa.
Tr,t = ∑Nrn=1Drealr,n,t∑Nrn=1Drealr,n,t
T r∑
tr=1Ccomtr,t (3-14)
De lo anterior se deduce que el ingreso Itr,t de un transmisor tr ∈ 1⋯Tr en un instante
t se compone de un cargo complementario Ccomtr,t definido por el regulador para ayudar a
solventar la totalidad de los gastos de capital, y de un cargo variable asociado a las rentas
por congestio´n RCtr,t. Las rentas por congestio´n se calculan como la diferencia entre el
total de dineros recaudados de los comercializadores de la liquidacio´n de la bolsa de energ´ıa
Eenergiar,t y los pagos realizados a los generadores I
energia
g,t por el mismo concepto (Ecn. 3-
16). A cada transmisor le corresponde un determinado porcentaje (βtr) de dichas rentas
dependiendo de los niveles de uso de sus activos. Adicionalmente, con el fin de mantener la
confiabilidad del sistema, se considera pertinente conservar el mecanismo de compensaciones
por indisponibilidad de activos Comptr,t usado en la metodolog´ıa actual de remuneracio´n del
mercado colombiano. Estas compensaciones (Comptr,t) se determinan con base en ı´ndices de
disponibilidad de activos segu´n lo definido en la normativa vigente (ve´ase la resolucio´n Creg
011-2009).
Itr,t = Ccomtr,t + βtr ∗RCtr,t −Comptr,t (3-15)
RCtr,t = R∑
r=1E
energia
r,t − G∑
g=1 I
energia
g,t (3-16)
Aunque, en teor´ıa, las diferencias de precios nodales representan el costo de oportunidad
de la transmisio´n, el ingreso del transmisor definido de esta manera presenta importantes
implicaciones para el mercado:
1. Los transmisores pueden degradar la capacidad de las l´ıneas para congestionar inten-
cionalmente el sistema y captar mayores ingresos por congestio´n.
2. Los generadores con poder de mercado pueden aumentar los precios de la energ´ıa
en los nodos inicialmente baratos hasta igualar los precios de los nodos de demanda
obteniendo mayores ingresos, al tiempo que disminuyen los pagos adicionales que deben
realizarse por la congestio´n.
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3. Los generadores y comercializadores quedan expuestos al riesgo impuesto por la varia-
bilidad de los precios nodales.
Para el primer primer punto, se plantea continuar con el esquema de regulacio´n de ingresos
manejado en la estructura actual del mercado, de forma que so´lo se destine a la remuneracio´n
de la transmisio´n la proporcio´n de los recaudos por congestio´n que son requeridos para
completar el retorno esperado del transmisor, ma´s un ingreso adicional regulado, el cual se
asocia con los costos adicionales incurridos por el transmisor en la operacio´n de su red en
sitaucio´n de congestio´n. En teor´ıa esto permitir´ıa entre otras cosas:
Controlar los ingresos ocasionales que obtienen los transmisores, y por ende el poder
de mercado derivado de la naturaleza monopo´lica del negocio.
Conservar las sen˜ales de precios que perciben los transmisores a partir de las variaciones
de los ingresos por congestio´n.
Asegurar la inversio´n garantizando la recuperacio´n de la totalidad de los costos y la
rentabilidad esperada.
Destinar los recaudos por congestio´n restantes a la financiacio´n de proyectos de ener-
gizacio´n de zonas rurales, de zonas no interconectadas o a la normalizacio´n de redes.
En cuanto al segundo punto, y con base en el ana´lisis realizado por [93] sobre la existencia
de posiciones dominantes en generacio´n en el mercado colombiano, se destaca lo siguiente:
Algunas normativas del mercado colombiano como las reconciliaciones, podr´ıan incen-
tivar el ejercicio de posiciones dominantes.
Es necesario internalizar medidas del beneficio social en la elaboracio´n de planes de
expansio´n de forma que la red resultante no afecte el negocio de algunos generadores
y/o comercializadores.
Adicionalmente [93] tambie´n afirma que en un mercado uninodal como el colombiano
puede haber mayor concentracio´n en comparacio´n con un mercado nodal, y que la migracio´n
hacia una estructura de precios nodales podr´ıa generar ahorros sustanciales en pagos por
generacio´n. Estos beneficios se derivan de la forma en que se liquida el mercado para los ge-
neradores, lo cual acompan˜ado de la gestio´n de las restriciones mediante sen˜ales de inversio´n
tempranas y oportunas, puede mitigar las oportunidades de ejercicio de poder de mercado.
Finalmente para el punto tres, el modelo propuesto considera la implementacio´n de un
esquema de derechos de transmisio´n financieros, el cual altera entre otras cosas la forma en
que se liquida la transmisio´n, y se recauda tales ingresos de los generadores y comercializado-
res (componentes Tg,t y Tr,t respectivamente). Los detalles de este esquema de se presentan
en la siguiente seccio´n.
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3.2. Derechos de transmisio´n financieros (FTRs) en
Colombia
La implementacio´n de un esquema de derechos de transmisio´n requiere de un amplio
marco regulatorio. En esta seccio´n a partir de una revisio´n de experiencias internacionales se
formulan las bases para la formacio´n de un mercado de FTRs que complemente la estructura
de mercado nodal propuesta.
3.2.1. Estado del arte
En [134] se encuentra una comparacio´n de los principales mercados de negociacio´n de
FTRs (PJM3, Nueva York, California, Nueva Inglaterra, Nueva Zelanda y Texas) (ve´ase
tambie´n [85] y [36]). De tales mercados es PJM el de mayor madurez en la comercializacio´n
de FTRs. La industria ele´ctrica en PJM es desregulada y centralizada, esta´ basada en una
estructura de precios nodales, y aplica ingresos regulados para el sector transmisio´n. En
cuanto a FTRs, la estructura de negociacio´n de los mismos, se compone de [178]:
1. Un conjunto de subastas perio´dicas de FTRs (Tabla 3-2), en donde [134, 177, 178]:
Los productos subastados son estrictamente financieros.
Se subastan FTRs de diversas clases, dependiendo de los per´ıodos horarios para
los que se desee cobertura de riesgo: FTRs hora punta (on-peak FTR), va´lidos
desde las 8 a las 23 horas en d´ıas de semana (excepto d´ıas festivos), FTRs hora
valle (off-peak FTR) para horas entre las 24 y las 7 horas en d´ıas de semana, y las
24 horas del d´ıa en los fines de semana (excepto d´ıas festivos), y FTRs 24 horas,
va´lidos las 24 horas del d´ıa durante toda la semana.
So´lo un subconjunto de l´ıneas son elegibles para FTRs tipo opcio´n en las subastas
anuales y mensuales, con el fin de evitar posibles problemas en la liquidacio´n de
la subasta.
Los FTRs so´lo cubren al titular de los cargos por congestio´n y no de los pagos
por pe´rdidas.
Participan tanto generadores como entidades de servicio de carga (LSEs, por su
sigla en ingle´s).
En cada una de las subastas es posible la negociacio´n y reconfiguracio´n de los
FTRs previamente adquiridos.
Las pujas ganadoras son aquellas que cumplan las pruebas de factibilidad si-
multa´nea y maximicen los ingresos en cada subasta, teniendo en cuenta las ofertas
de los compradores y los precios de reserva de los vendedores.
3Pennsylvania - New Jersey - Maryland
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El recaudo de los cargos por congestio´n y la liquidacio´n de los FTRs se realiza
con base en los precios nodales del mercado del d´ıa anterior.
2. Un mercado secundario en el que los participantes del mercado pueden negociar bila-
teralmente FTRs ma´s no reconfigurarlos (no es permitido cambiar los nodos de origen
y destino, ni el tipo del FTR). Este mercado y la industria en general, cuenta con
una plataforma llamada eFTR (ve´ase [178]) que permite mantener el v´ınculo de las
transacciones bilaterales realizadas con PJM con el fin de ajustar las liquidaciones
correspondientes.
3. Subastas de derechos de ingresos (ARRs por su sigla en ingle´s). Los ARRs son meca-
nismos mediante los cuales se asignan los ingresos provenientes de la subasta anual de
FTRs. Los ARRs y la subasta se caracterizan por [178]:
Los ARRs asignados en la subasta son obligaciones, por lo que su valor econo´mico
puede ser positivo o negativo.
Un ARR se define entre dos localidades, por una cantidad espec´ıfica de potencia
(en MW) y una duracio´n. La potencia (ARRpotencia) tiene un tope dependiendo
del tipo de comprador. Por ejemplo, los clientes de servicios de transmisio´n punto
a punto en firme, so´lo pueden adquirir en ARRs hasta la cantidad de MWs que
les son provistos en su correspondiente servicio de transmisio´n. Similarmente, la
duracio´n tambie´n var´ıa con el tipo de comprador; para los clientes de servicios de
transmisio´n punto a punto puede ir desde un d´ıa hasta un an˜o.
El valor econo´mico de un ARR (ARRvalor) se calcula como en la ecuacio´n 3-
17, donde los LMPs esta´n basados en el promedio de los precios nodales de
liquidacio´n4 de las nr = 4 rondas de la subasta anual de FTRs.
ARRvalor = (ARRpotencia
nr
) ∗ (LMP destino −LMP origen) (3-17)
Si los ingresos recolectados por el ISO en la suabstas de FTRs anual, mensual y
de largo plazo son insuficientes para liquidar los ARRs, entonces los ingresos por
ARRs son prorrateados proporcionalmente, o financiados a partir del exceso de
rentas por congestio´n despue´s de haber liquidado todos los FTRs.
De lo anterior, se destaca que la negociacio´n de FTRs en PJM esta´ basada en dos conceptos
fundamentales: capacidad de transmisio´n disponible y la prueba de factibilidad simulta´nea
(ATC5 y SFT6, por sus siglas en ingle´s respectivamente). La ATC indica cual es la capacidad
4Nodal clearing prices
5Available transmission capacity
6Simultaneous feasibility test
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Tabla 3-2: Subastas de FTRs en PJM
Subasta anual de FTRs Subasta de FTRs de
largo plazo
Subasta mensual de
FTRs
Capacidad
subastada
Capacidad total del sistema
de transmisio´n menos la ca-
pacidad aprobada en FTRs
de largo plazo
Capacidad residual despue´s
de los FTRs ya asignados
Capacidad residual despue´s
de los FTRs ya asignados
Formato de
subasta
Multi ronda Multi ronda
U´nica ronda
Tipo de FTRs ∎ Opciones∎ Obligaciones Obligaciones ∎ Opciones∎ Obligaciones
Resolucio´n
FTRs
∎ Horas pico∎ Horas valle∎ 24 horas
∎ Horas pico∎ Horas valle∎ 24 horas
∎ Horas pico∎ Horas valle∎ 24 horas
Duracio´n
FTRs
Un an˜o ∎ Un an˜o∎ Un per´ıodo de planeacio´n
de tres an˜os
∎ Un mes∎ Un per´ıodo de planeacio´n
de tres meses
Fuente: PJM [177].
esperada de transmisio´n disponible en un per´ıodo dado. Este valor es calculado por los
transmisores, usando la metodolog´ıa flowgate, en la cual se usan herramientas anal´ıticas
para examinar las interfaces cr´ıticas del sistema, con base en las caracter´ısticas te´cnicas
y ele´ctricas del mismo, incluyendo los l´ımites te´rmicos y de estabilidad de los activos, la
tensio´n, los contraflujos, entre otras variables7(para detalles del ca´lculo del ATC puede verse
[180, 179]). Como resultado los transmisores reportan la ATC proyectada tanto para los
servicios de transmisio´n en firme como interrumpibles, la cual es de utilidad para atender
todos los requerimientos de los clientes de servicios de transmisio´n, de forma que se pueda
evaluar el impacto del servicio requerido en el sistema. Desde el punto de vista de los FTRs y
ARRs este es un aspecto muy importante, porque es con base en los servicios de transmisio´n
que poseen los participantes del mercado, con los cuales estos intervienen en los diferentes
mecanismos de negociacio´n de derechos y determinan sus posturas.
Por su parte, la SFT corresponde a una prueba de factibilidad desarrollada por PJM con el
objetivo de asegurar que bajo condiciones normales de operacio´n, el sistema de transmisio´n
soporte los diferentes conjuntos de FTRs y ARRs asignados. De esta forma, PJM puede
asegurar ingresos adecuados, es decir que los recaudos por congestio´n sera´n suficientes para
cubrir la liquidacio´n de los FTRs y ARRs.
Algunos detalles de la implementacio´n de la SFT son [178]:
Se corre una SFT por cada FTR o ARR requerido, para lo cual se tienen en cuenta los
FTRs y ARRs ya existentes.
Se usa un modelo de flujo de potencia DC en el que se modelan:
7Este ca´lculo debe seguir los esta´ndares definidos por la NERC (North American Electric Reliability
Corporation)
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 Las reservaciones requeridas de transmisio´n en firme.
 La topolog´ıa esperada de la red durante el per´ıodo analizado (caracter´ısticas te´cni-
cas de las l´ıneas de transmisio´n, mantenimientos programados, etc.).
 Cada FTR o ARR como generaciones en el nodo de origen y demandas en el nodo
de destino.
Se corre una SFT anualmente, mensualmente, semanalmente, o cuando haya cambios
en la red de transmisio´n.
La relevancia de la SFT es que la cantidad de los FTRs y ARRs asignados en cada subasta
depende de esta, pues con base en sus resultados PJM decide si aprueba todas, una parte o
ninguna de las ofertas realizadas.
Como se observa el mercado de derechos de PJM es bastante estructurado, y a partir del
e´xito relativo de mercados como este, en la literatura se encuentran ana´lisis de la implemen-
tacio´n de FTRs en diversos mercados, con caracter´ısticas muy diferentes (ve´ase por ejemplo
[154, 22, 100]). A partir de estas experiencias y con base en lo visto en la seccio´n anterior, a
continuacio´n se discute el disen˜o del mercado de FTRs propuesto para Colombia.
3.2.2. Mercado de FTRs propuesto
Con base en la estructura del mercado de FTRs de PJM, en la Figura 3-1 se presenta la
estructura del mercado de FTRs propuesto para el sector ele´ctrico colombiano. El objetivo
general de este mercado es asignar los FTRs a quien ma´s los valora, lo que en ausencia
de colusio´n y con un adecuado nu´mero de participantes asegura la maximizacio´n de los
ingresos. El mercado propuesto consta de subastas de FTRs y de un mercado secundario; los
detalles de la implementacio´n de cada uno de estos mecanismos se presentan en las siguientes
secciones.
3.2.3. Subastas de FTRs
Se plantea la realizacio´n de subastas anuales y mensuales (existen ma´s combinaciones
posibles, ve´ase [36] para algunas), sus principales caracter´ısticas se presentan en la Tabla
3-3.
Subastas anuales
En la Figura 3-2a se presenta el conjunto de procesos de las subastas anuales. Estas
subastas constan de cuatro rondas en cada una de las cuales se subasta el 25 % de la capacidad
del sistema de transmisio´n. Cada ronda involucra:
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Figura 3-1: Estructura del mercado de FTRs propuesto.
SUBASTAS DE FTRs
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...
...
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USUARIO NO 
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COMERCIALIZADOR 
r
GENERADOR g
GENERADOR i COMERCIALIZADOR j
TRANSMISOR t
USUARIO NO 
REGULADO k
MERCADO 
SECUNDARIO
OPERADOR DEL 
MERCADO
Negociaciones bilaterales de FTRs
Ofertas de compra/venta de FTRs
COMPRADORES
Negociación 
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Negociación 
bilateral i
Negociación 
bilateral n
VENDEDORES
Oferta compra 1
Oferta compra i
Oferta compra n
Capacidad de 
transmisión 
disponible para 
FTRs
Un per´ıodo de recepcio´n de ofertas de los participantes. Las ofertas pueden ser tanto de
compra como de venta de FTRs. Cada oferta costa de una ruta definida por los nodos de
origen y destino, de una cantidad de potencia (MW) y un precio determinado($/MW)
para cada una de las horas del d´ıa.
Un proceso de despeje, en el cual el operador del mercado procesa las ofertas para de-
termianr cuales cumplen la prueba de factibilidad simulta´nea al tiempo que maximizan
los ingresos. Para este proceso se tiene en cuenta tanto la topolog´ıa de la red, como
sus caracter´ısticas te´cnicas, y los precios de reserva de los vendedores, adema´s de las
caracter´ısticas de los FTRs asignados en las rondas previas, los cuales son modelados
como inyecciones y retiros fijos.
Un procesos de asignacio´n, en el que se publican los FTRs asignados, cada uno con
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duracio´n de un an˜o. Estas asignaciones son un insumo para las rondas posteriores de
la subasta anual y para las subastas mensuales.
Tabla 3-3: Subastas de FTRs propuestas para Colombia
Subasta anual de FTRs Subasta mensual de
FTRs
Capacidad subastada Capacidad total del sistema
de transmisio´n
Capacidad residual despue´s
de los FTRs ya asignados
Formato de subasta Multi ronda Unica ronda
Tipo de FTRs Obligaciones Obligaciones
Resolucio´n FTRs 24 horas 24 horas
Duracio´n FTRs Un an˜o Un mes
Subastas mensuales
En la Figura 3-2b se presenta el conjunto de procesos de las subastas mensuales. El forma-
to de estas subastas es similar al de una subasta de sobre cerrado con precio discriminatorio.
A diferencia de la subasta anual, esta subasta implica una u´nica ronda, en la cual se llevan a
cabo los mismos procesos de una de las rondas de la subasta anual. La diferencia se encuentra
en que los FTRs asignados en este caso tiene una duracio´n k, siendo k la longitud del mes
siguiente. El objetivo primordial de las subastas mensuales es permitir la reconfiguracio´n de
los FTRs para adaptarlos a las condiciones cambiantes del mercado.
Observe el disen˜o simple de los productos a subastar (FTRs como obligaciones, con reso-
luciones y duraciones fijas); paulatinamente se pueden incluir productos ma´s especializados y
adaptados (FTRs opcionales, con diferentes duraciones, y resoluciones, etc.) a las necesidades
del mercado, conforme este adquiere madurez.
Finalmente, como aspectos complementarios, estas subastas requieren de la definicio´n ma´s
precisa de algunos elementos, entre ellos los agentes del mercado que pueden participar, y el
cronograma de desarrollo:
Participantes. En la subasta los compradores pueden ser los agentes del mercado que
quieren cubrir el riesgo de la variacio´n en los precios nodales al que esta´n expuestos,
por lo que en el caso colombiano tanto generadores, como comercializadores y gran-
des consumidores, estar´ıan dispuestos a comprar FTRs. En contraste, el operador del
sistema actuar´ıa como subastador, representando los intereses del regulador y los ven-
dedores. Como muestra la Figura 3-1, los vendedores pueden ser transmisores adema´s
de agentes mencionados antes. Esto ba´sicamente porque con el objetivo de incentivar la
inversio´n en transmisio´n, los transmisores obtendr´ıan FTRs por las nuevas inversiones,
los cuales pueden vender en las subastas o el mercado secundario o simplemente captar
los ingresos que estos generan por su liquidacio´n con base en las rentas por congestio´n.
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Figura 3-2: Procesos de la subasta anual y mensual de FTRs propuestas.
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Fuente: elaboracin´ propia a partir de [177] y [178]
Cronograma. En las Figuras 3-3 y 3-4 se presenta un ejemplo del cronograma de subas-
tas. La fijacio´n de tiempos, les permite a los agentes tener control sobre el conjunto
de procesos previos al desarrollo de las subastas, en el que estos determinan sus nece-
sidades de cobertura, definen sus posturas, y evaluan su posicio´n frente a los dema´s
participantes.
3.2 Derechos de transmisio´n financieros (FTRs) en Colombia 65
F
ig
u
ra
3
-3
:
E
je
m
p
lo
d
e
cr
on
og
ra
m
a
d
es
ar
ro
ll
o
d
e
su
b
as
ta
s
d
e
F
T
R
s.
Su
ba
st
a 
m
en
su
al
 d
e 
FT
R
s
Pe
río
do
 d
e 
liq
ui
da
ci
ón
 d
e 
lo
s 
FT
R
s 
m
en
su
al
es
Pe
río
do
 d
e 
liq
ui
da
ci
ón
 d
e 
lo
s 
FT
R
s 
an
ua
le
s
di
c-
09
no
v-
09
oc
t-0
9
ju
l-1
0
ag
o-
10
se
p-
10
oc
t-1
0
no
v-
10
di
c-
10
en
e-
10
fe
b-
10
m
ar
-1
0
ab
r-
10
m
ay
-1
0
ju
n-
10
Su
ba
st
a 
an
ua
l
L
iq
ui
da
ci
ón
 d
e 
lo
s F
T
R
s a
nu
al
es
 d
e 
la
 su
ba
st
a 
de
 n
ov
ie
m
br
e 
de
 2
00
9
F
ig
u
ra
3
-4
:
E
je
m
p
lo
d
e
cr
on
og
ra
m
a
d
es
ar
ro
ll
o
d
e
su
b
as
ta
s
d
e
F
T
R
s
(c
on
ti
n
u
ac
io´
n
).
3.2 Derechos de transmisio´n financieros (FTRs) en Colombia 66
3.2.4. Mercado secundario de FTRs
Para finalizar la especificacio´n del modelo propuesto, esta´ el mercado secundario FTRs
cuyo objetivo es permitir la negociacio´n de los FTRs adquiridos por los agentes en las
subastas. En este mercado los FTRs pueden ser divididos en FTRs ma´s pequen˜os, pero no
reconfigurados cambiando el tipo de FTRs y la ruta (nodo origen, nodo destino) sobre la
cual se definieron. De esta forma, el mercado secundario permite:
Mejorar las coberturas de riesgo frente a las variaciones no previstas en los precios
nodales.
Que los agentes que no lograron adquirir FTRs en las subastas, puedan hacerlo.
Crear nuevos FTRs para cubrir las necesidades de otros agentes, esto haciendo uso
de la propiedad de los FTRs segu´n la cual un FTR entre un punto A y C, puede ser
construido a partir de dos FTRs, uno desde el punto A al punto B, y otro entre los
puntos B y C.
Proveer liquidez al mercado.
Para el funcionamiento eficiente de este mercado secundario se requiere de la participacio´n
activa del operador del sistema. En primer lugar porque el operador es el encargado de validar
los resultados de las negociaciones entre los agentes, para garantizar que los el conjunto
formado por los FTRs vendidos en las subastas, y los transados en el mercado secundario
cumplan la prueba de factibilidad simulta´nea, lo que garantizara´ que los ingresos recolectados
por las rentas de congestio´n sean suficientes para cubrir todos los pagos a los propietarios de
los FTRs. En segundo lugar, se requiere la participacio´n del operador porque este, tambie´n
es el encargado de la administracio´n de la informacio´n sobre las negociaciones realizadas y la
posterior liquidacio´n de todo el conjunto de FTRs, la cual se esboza en la siguiente seccio´n.
3.2.5. Liquidacio´n del mercado nodal con FTRs
El operador es el encargado de administrar la informacio´n correspondiente a las asigna-
ciones de FTRs y de efectuar la liquidacio´n de los ingresos de las subastas y del mercado
secundario. Para las subastas, dichos ingresos Isub esta´n dados por la ecuacio´n 3-18. En tal
ecuacio´n el pago por cada derecho ftr ∈ FTRs para una hora determinada h , siendo FTRs
el conjunto de derechos asignados en la subasta, es calculado como el producto del precio
de mercado del FTR ftrpreh , por su capacidad nominal, ftr
pot
h y por la duracio´n del mismo
ftrdur.
Isub = 24∑
h=1 ∑ftr∈FTRs ftrpoth ∗ftrpreh ∗ ftrdur (3-18)
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Los ingresos obtenidos en la subasta son distribuidos entre los vendedores de los FTRs, y
el remanente se destina a un fondo usado para:
Suavizar la magnitud de las rentas por congestio´n que tienen lugar cuando se presentan
contingencias en el sistema. Esto porque duarante las contingencias pueden causar
variaciones at´ıpicas en los precios nodales y por ende importantes sobrecostos para la
demanda.
Financiar proyectos de inversio´n en transmisio´n orientados a mantener la confiabilidad
del sistema.
Remunerar costos de transmisio´n no previstos.
En contrate, en la liquidacio´n del mercado secundario se recaudan los dineros corres-
pondientes a cada una de las negociaciones bilaterales realizadas y se distribuyen entre los
vendedores.
Como consecuencia de la inclusio´n de los FTRs en el mercado nodal, la liquidacio´n ho-
raria para los agentes del sistema tambie´n cambia. Al respecto, en las ecuaciones 3-19 y
3-23 se presentan las fo´rmulas para el ca´lculo de los ingresos de los generadores y comercia-
lizadores respectivamente. Observe que si un generador o comercializador no poseen FTRs
en el per´ıodo t, entonces la liquidacio´n es la misma expuesta en las ecuaciones 3-7 y 3-7
presentadas anteriormente. Si, por el contrario, dichos agentes poseen FTRs entonces a tal
ingreso se le resta el costo de los FTR adquiridos y se le agregan las rentas por congestio´n a
las que tienen derecho por cada FTR que poseen. Estas rentas se calculan como el producto
de la potencia en el FTR por la diferencia de los precios nodales de los nodos de destino
LMP ftrdestinot ,t y origen LMP ftrorigent ,t
del mismo.
Ig,t = { LN g,t si el generador g no tiene FTRs
LN g,t −Eftrg,t + Iftrg,t si el generador g tiene FTRs (3-19)
donde:
LN g,t = Ug∑
u=1TBu,t + V Cu,t (3-20)
Eftrg,t = ∑
ftr∈FTRsg ftr
pot
g,t ∗ ftrpreg,t (3-21)
Iftrg,t = ∑
ftr∈FTRsg ftr
pot
g,t ∗ (LMP ftrdestinog ,t −LMP ftrorigeng ,t) (3-22)
Ir,t = { LN r,t − Tr,t si el comercializador r no tiene FTRs
LN r,t −Eftrr,t + Iftrr,t − Tr,t si el comercializador r tiene FTRs (3-23)
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donde:
LN r,t = Nr∑
n=1V Br,n,t −CBr,n,t −CCr,n,t (3-24)
Eftrr,t = ∑
ftr∈FTRsr ftr
pot
r,t ∗ ftrprer,t (3-25)
Iftrr,t = ∑
ftr∈FTRsr ftr
pot
r,t ∗ (LMP ftrdestinor ,t −LMP ftrorigenr ,t) (3-26)
Finalmente, los ingresos de los transmisores tambie´n cambian. As´ı, el ingreso para un
transmisor tr en un tiempo t esta´ dado por la ecuacio´n 3-27. Si dicho transmisor tr no posee
FTRs su liquidacio´n es la misma expuesta anteriormente (Ecn. 3-15), con la diferencia de
que la proporcio´n de las rentas por congestio´n que le corresponden no se calcula sobre la
totalidad de las rentas recaudadas en el mercado sino sobre las rentas remanentes RCremtr,t
despue´s de haber liquidado completamente todos los FTRs. De igual manera que en la
liquidacio´n nodal, dicha proporcio´n βtr es calculada con base en los niveles de uso de los
activos de cada transmisor.
Por otra parte, si el transmisor tiene asignados FTRs por nuevas inversiones realizadas en
transmisio´n, entonces tambie´n recibira´ los ingresos que estos generen Iftrtr,t , los cuales pueden
ser:
Los ingresos producto de la venta de estos derechos en las subastas o en el mercado
secundario.
Los ingresos resultantes de la liquidacio´n de los FTRs en el mercado a partir de las
rentas de congestio´n.
Itr,t = { Ccomtr,t + βtr ∗RCremtr,t −Comptr,t si tr no tiene FTRs
Ccomtr,t + βtr ∗RCremtr,t −Comptr,t + Iftrtr,t si tr tiene FTRs (3-27)
Con este protocolo de asignacio´n lo que se busca es incentivar la inversio´n eficiente en
nueva capacidad, dado que al aumentar la capacidad de la l´ınea es posible que fluya ma´s
potencia a lo largo de ella y que el transmisor pueda captar una mayor proporcio´n de las
rentas por congestio´n remanentes. No obstante, el incremento de la capacidad tambie´n tiene
un efecto no beneficioso desde el punto de vista de los transmisores y muy bene´fico desde el
punto de vista de los generadores, comercializadores y grandes usuarios, esto porque dicho
incremento reduce o incluso elimina la congestio´n en las l´ıneas, por lo que no habra´ mayores
diferencias entre los precios nodales y, por ende los agentes no tendra´n incentivos para
participar en la subasta de FTRs. Esto u´ltimo reducira´ los ingresos de los transmisores
que poseen FTRs y eventualmente estos no estara´n dispuestos a invertir en capacidad. No
obstante, como se explico´ en el Cap´ıtulo 2, los FTRs so´lo se asocian a los costos de la
congestio´n, y por tanto se requiere continuar con la liquidacio´n de un cargo complementario
para remunerar los costos de capital. As´ı, bajo esta estructura, los transmisores saben que
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su inversio´n esta´ asegurada y que los costos en que incurran en presencia de congestio´n sera´n
efectivamente cubiertos.
Bajo este esquema, en el siguiente Cap´ıtulo se presenta un modelo de simulacio´n que
implementa algunas de las caracter´ısticas del modelo propuesto y de la estructura actual del
mercado ele´ctrico colombiano.
Cap´ıtulo 4
Modelo de simulacio´n
El modelo de mercado de derechos de transmisio´n propuesto en el cap´ıtulo anterior re-
quiere un ana´lisis ma´s estructurado, para lo cual en este cap´ıtulo se presenta un modelo
computacional, que nos permite estudiar con algunas simplificaciones, los elementos ma´s
importantes de tal modelo. Para ello, en la Seccio´n 4.1 se deriva el enfoque de simulacio´n
a usar. En la Seccio´n 4.2 se presentan los principales elementos del enfoque de simulacio´n
elegido, y finalmente en la Seccio´n 4.3 se detalla su aplicacio´n en el mercado de derechos de
transmisio´n propuesto.
4.1. Enfoque de modelamiento
Para abordar el problema planteado, el primer paso es determinar el enfoque de modela-
miento de mercados de electricidad que mejor se adapte al modelo expuesto en el anterior
cap´ıtulo. Al respecto, [228] realiza una clasificacio´n de dichos enfoques de modelamiento
en tres tendencias: optimizacio´n, modelos basados en equilibrio, y simulacio´n. Al hablar de
mercados ele´ctricos, cada una de estas tendencias posee sus ventajas y desventajas (Tabla
4-1), por lo que se requieren algunos criterios para elegir una metodolog´ıa de modelamiento.
Entre dichos criterios esta´n:
Posibilidad de inclusio´n de comportamientos estrate´gicos.
Capacidad de modelamiento de la red de transmisio´n.
Posibilidad de ana´lisis de corto plazo para los despachos de electricidad, y de largo
plazo para la generacio´n de sen˜ales de inversio´n y localizacio´n.
Capacidad de integrar modelos de distinto nivel de detalle.
A la luz de estos criterios, y segu´n lo expuesto en la Tabla 4-1, se concluyo´ que el en-
foque de modelamiento ma´s adecuado para el estudio del modelo de mercado planteado es
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la simulacio´n, particularmente porque integra de una manera estructurada tres elementos
importantes para nuestro proceso de modelado. El primero de ellos, es una mayor flexibilidad
para integrar ma´s elementos relevantes en los mercados de electricidad (agentes y compor-
tamientos, red de transmisio´n, regulacio´n y pol´ıticas del sector, entre otros), frente a las
bondades ofrecidas por la optimizacio´n [241] y por aquellos modelos basados en equilibrio
[228].
Tabla 4-1: Comparacio´n de enfoques de modelamiento de sistemas ele´ctricos.
Optimizacio´n Equilibrio Simulacio´n
El enfoque principal es la ma-
ximizacio´n de utilidad y/o
minimizacio´n de costos [228].
Fa´cil modelado de las carac-
ter´ısticas te´cnicas del sistema
como la capacidad de gene-
racio´n, las restricciones de la
capacidad de transmisio´n y
las variaciones de la deman-
da [161].
Dificultad para la inclu-
sio´n de comportamientos
estrate´gicos.
Usados en problemas dif´ıci-
les por el nivel de detalle, co-
mo coordinacio´n de la genera-
cio´n hidrote´rmica, construc-
cio´n o´ptima de la curva de
oferta y modelos de gestio´n
de riesgos [228].
Solucio´n: programacio´n li-
neal, programacio´n lineal en-
tera mixta y programacio´n
dina´mica.
Se enfoca en el ana´lisis del
comportamiento general del
sistema [228].
Adecuados para el ana´lisis del
impacto de comportamientos
estrate´gicos [161].
u´tiles para apoyar las deci-
siones de los reguladores ma´s
que las de los agentes del mer-
cado [161].
Asumen que los jugadores tie-
nen toda la informacio´n rele-
vante sobre las caracter´ısticas
y el comportamiento de los
otros jugadores [232].
Ignoran los efectos del apren-
dizaje de las repetidas inter-
acciones diarias de los juga-
dores [232].
Usados para el ana´lisis del
equilibrio a largo plazo en el
mercado mayorista y poder
de mercado [228] [161].
Solucio´n: programacio´n
dina´mica dual, programacio´n
estoca´stica, programacio´n
matema´tica con restriccio-
nes de equilibrio, problema
complementario mixto, pro-
blema complementario lineal,
desigualdades variacionales.
Se enfoca en el ana´lisis del
comportamiento general del
sistema [228].
Adecuados cuando el objeti-
vo es analizar las interaccio-
nes entre los agentes del mer-
cado [161].
El modelamiento puede ser
adaptativo a condiciones par-
ticulares de una industria
[18].
Comu´nmente no son compa-
rables [18].
Se usan cuando el problema a
modelar es muy complejo pa-
ra ser abordado mediante mo-
delos anal´ıticos [241] [161].
Permite el modelamiento en
el corto y largo plazo [228].
Solucio´n: Simulacio´n basa-
da en agentes, simulacio´n de
eventos discretos, y dina´mica
de sistemas [161].
Fuente: Elaboracio´n propia a partir de [228, 232, 161, 18]
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En segunda instancia, la simulacio´n tambie´n permite integrar del modelamiento operativo
(corto plazo) y la planeacio´n a largo plazo, con el ana´lisis del comportamiento de los agentes
dentro del mercado [161], sin caer en sustanciales detalles te´cnicos como en la optimizacio´n.
Frente a dicho nivel de detalle, se destaca la adaptabilidad de la simulacio´n a diversos niveles
de abstraccio´n. Este nivel de abstraccio´n esta´ directamente relacionado con el problema
a analizar y los objetivos perseguidos con el ana´lisis. As´ı, cuando el objetivo es analizar
cuestiones estrate´gicas el nivel de abstraccio´n requerido puede ser alto, y por tanto es posible
recurrir a variadas simplificaciones, incluyendo so´lo los detalles necesarios; por su parte, para
investigar cuestiones ta´cticas y operacionales, es necesario considerar un nivel de abstraccio´n
medio y bajo respectivamente, incluyendo en su orden, ma´s detalles sobre el problema a
modelar [27].
Finalmente, el tercer elemento es la complejidad de modelado, dado que en el estudio de
sistemas complejos, la simulacio´n proporciona una excelente alternativa de modelamiento
ante la dificultad o imposibilidad de formular modelos anal´ıticos adecuados [27, 241].
Por lo anterior, y como lo afirma [241], los modelos de simulacio´n permiten lograr una
mayor fidelidad en la representacio´n de sistemas complejos, sin la necesidad de depender
de supuestos poco realistas o limitantes, y adema´s resultan la mejor alternativa cuando es
necesario considerar la dina´mica subyacente de un sistema [27].
Dentro del campo de la simulacio´n existen diversas metodolog´ıas de modelamiento, entre
ellas la dina´mica de sistemas (DS), la simulacio´n de eventos discretos (SED) y la simulacio´n
basada en agentes (SBA). Para un completo ana´lisis al respecto ve´ase el trabajo de [165]
(pa´g. 66-95), donde entre otras cosas se exponen los inconvenientes en el uso de cada metodo-
log´ıa, adema´s de las situaciones en que resulta conveniente utilizarlas. Algunos de los aportes
de Macal y North, y de otros autores, se presentan en las Tablas 4-2 a 4-5. A partir de los
mostrado en estas tablas, y por las caracter´ısticas del problema a analizar, se considera perti-
nente usar como enfoque de modelamiento, la simulacio´n basada en agentes, particularmente
porque se requiere versatilidad en el modelamiento para manejar tiempos discretos y conti-
nuos, niveles de abstraccio´n variables, y por la necesidad de inclusio´n de comportamientos
estrate´gicos en la realizacio´n de la subasta de derechos financieros de transmisio´n.
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Tabla 4-2: Dina´mica de sistemas: usar cuando e inconvenientes.
Usar cuando
∎ Se investigan los principios que generan la dina´mica de sistemas complejos [175].∎ Se requiere usar simulacio´n por computadores para entender y/o predecir cualitativa-
mente el comportamiento de sistemas sociales y socioecono´micos no lineales [196].∎ Se investiga problemas de tiempo continuo [27].∎ El nivel de abstraccio´n requerido es alto [27].∎ Es necesario un enfoque de modelamiento de arriba hacia abajo (top-down). En DS se
divide el sistema en sus principales componentes y se modela las interacciones entre estos
[197, 142].∎ Se necesita encontrar como un sistema cambia sobre el tiempo. En DS se considera que
la estructura causal del sistema determina el comportamiento del mismo a lo largo del
tiempo [152, 207].∎ Es importante determinar los patrones de transicio´n del sistema y su comportamiento
en el largo plazo.∎ Se quiere determinar si el sistema presenta inestabilidades inherentes.∎ Se requiere aclarar las complejidades del comportamiento organizacional [106].∎ Es importante mejorar el aprendizaje en sistemas complejos [207].∎ No se cuentan con grandes volu´menes de datos, puesto que requiere menos datos que
la SED [106].∎ Aplicaciones: cadenas de suministro, desarrollo urbano y mundial, economı´as, eco-
log´ıas, difusio´n de innovacio´n, gestio´n de personal, desarrollo de software, competencia,
mercados [140], planeamiento estrate´gico [214, 215].
Inconvenientes
∎ Hace e´nfasis en los procesos fijos cuya estructura e interrelacio´n no cambia. No es
recomendable en situaciones donde los sistemas tiendan a evolucionar con el tiempo [140].∎ Necesita definir procesos que pueden no ser completamente conocidos y dif´ıciles de
modelar en un alto nivel de agregacio´n.∎ El modelamiento del aprendizaje y la adaptacio´n es dif´ıcil.∎ El modelamiento de eventos discretos o actividades de duracio´n fija es dif´ıcil, por lo que
esta´ limitada por su representacio´n simplificada de los sistemas, la necesidad de entidades
agregadas, y el uso de tasas promedio de flujo [106].∎ No usar cuando:
— El problema tiene un amplio componente espacial o geogra´fico, como por ejemplo
modelar localizaciones de consumidores o mercados al por menor.
— El problema involucra redes de agentes que interactu´an en el tiempo, especialmente
si esas redes son dina´micas, en el sentido en que se crean y se transforman como resultado
de las interacciones que ocurren dentro del modelo.
— El problema tiene variables de decisio´n discretas.
— El problema tiene restricciones en las variables de decisio´n, por ejemplo cuando una
variable de estado necesita estar dentro de un rango.
Fuente: Elaboracio´n propia a partir de [207, 26, 27, 165, 183, 140, 106].
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Tabla 4-3: Simulacio´n de eventos discretos: usar cuando e inconvenientes.
Usar cuando
∎ Se investiga problemas de tiempo discreto [27].∎ El nivel de abstraccio´n requerido var´ıa entre bajo y medio [27].∎ Se requiere entender como un sistema se comporta a lo largo del tiempo y comparar
su rendimiento bajo diversas condiciones [212]. En SED, el comportamiento del sistema
esta´ determinado por un conjunto de reglas que gobiernan el movimiento y el comporta-
miento de las entidades del mismo [106].∎ Los procesos y las relaciones entre los mismos no cambian en el tiempo y esta´n bien
entendidas y definidas.∎ Los factores importantes tiene un gran componente de variabilidad o incertidumbre, y
esta variabilidad puede ser representada por distribuciones de probabilidad bien definidas.∎ Se requiere mayor flexibilidad que la proporcionada por DS, para capturar entidades y
caracter´ısticas detalladas de los sistemas modelados [106].∎ Aplicaciones: problemas operacionales [214, 215], y modelamiento de elementos es-
toca´sticos, y en bajos niveles de agregacio´n [106]. Ejemplos: cadenas de suministro
Inconvenientes
∎ Hay un e´nfasis en conjuntos fijos de procesos y relaciones que generalmente se definen
al inicio de la simulacio´n, en lugar de ser generadas dentro de la misma.∎ No se capturan los cambios en el tiempo de la estructura del sistema.∎ Los procesos complejos con mu´ltiples niveles de doma de decisiones pueden ser bastante
dif´ıciles de modelar con enfoques esta´ndar de eventos discretos.∎ Requiere bastantes datos [106].∎ Necesita realizar mu´ltiples corridas para obtener resultados fiables [106].∎ Los modelos tardan un tiempo considerable en ser desarrollados y ejecutados [106].∎ Es menos versa´til que el SBA pues so´lo usa reglas a nivel de sistema para regular el
movimiento y comportamiento de las entidades [106].
Fuente: Elaboracio´n propia a partir de [207, 26, 27, 165, 183, 140, 106].
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Tabla 4-4: Simulacio´n basada en agentes: usar cuando.
Usar cuando
∎ Se investigan los principios que generan la dina´mica de sistemas complejos [175].∎ Se requiere usar simulacio´n por computadores para entender y/o predecir cualitativamente el
comportamiento de sistemas sociales y socioecono´micos no lineales [196].∎ Se investiga problemas de tiempo discreto [27] y/o continuo [25].∎ Se requiere manejar niveles variables de abstraccio´n [27].∎ El problema tiene una representacio´n natural como agentes interactuantes, por lo que resulta
u´til para la investigacio´n de sistemas que contienen un gran nu´mero de objetos activos que tienen
sincronizacio´n, ordenamiento de eventos y comportamientos individuales [27], y cuando hay grandes
diferencias entre los miembros de diferentes grupos [140]. En SBA, el comportamiento del sistema
surge de la interaccio´n entre los diferentes agentes [197, 241], es decir el comportamiento macro
surge del comportamiento micro, siendo por tanto una simulacio´n de abajo hacia arriba - bottom-up
simulation [12, 185, 106].∎ Hay decisiones y comportamientos que pueden ser definidos discretamente, es decir con l´ımites
bien definidos.∎ Es importante que los agentes se adapten y cambien su comportamiento. Para ello, la SBA a
diferencia de la SED, incluye reglas dentro de los agentes para que estos puedan alterar su compor-
tamiento [106].∎ Es importante que los agentes aprendan y participen en comportamientos estrate´gicos dina´micos.∎ Es importante que los agentes tengan relaciones dina´micas con otros agentes, y formen y disuelvan
relaciones.∎ Es importante que los agentes formen organizaciones, y la adaptacio´n y el aprendizaje son impor-
tantes a nivel de la organizacio´n.∎ Es importante que los agentes tengan un componente espacial para sus comportamientos e inter-
acciones.∎ El pasado puede ser un pobre previsor del futuro.∎ La ampliacio´n es importante, donde ampliacio´n se refiere a agregar ma´s agentes e interacciones
entre los mismos. Al respecto, los modelos en SBA pueden ser ma´s fa´ciles de mantener dado que los
cambios suelen ser locales [27].∎ Los cambios de procesos estructurales necesitan ser un resultado del modelo, en lugar de una
entrada del mismo.∎ Se requiere capturar estructuras ma´s dina´micas y complejas y ma´s detalles de los feno´menos de
la vida real que si se utilizara DS o SED [27].∎ So´lo requiere conocer los comportamientos de los agentes, no las estructuras de realimentacio´n de
todo el sistema, ni las interdependencias globales [27].∎ Aplicaciones: problemas ta´cticos, operacionales y estrate´gicos [27], y modelamiento de elemen-
tos estoca´sticos, y en bajos niveles de agregacio´n [106]. Ejemplos: simulacio´n de flujos (evacuacio´n,
tra´fico), simulacio´n de mercados (mercados de acciones), simulacio´n organizacional (riesgos opera-
cionales), simulacio´n de difusio´n (difusio´n de innovacio´n y dina´micas de adopcio´n) [26].
Fuente: Elaboracio´n propia a partir de [207, 26, 27, 165, 183, 140, 106].
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Tabla 4-5: Simulacio´n basada en agentes: inconvenientes.
Inconvenientes
∎ La simulacio´n basada en agentes esta´ limitada por el acceso a los datos [183].∎ Requiere el conocimiento de suficiente informacio´n sobre los agentes a ser modelados y
sus comportamientos.∎ Necesita conocer las diferentes estructuras de interaccio´n entre los agentes y entre estos
y el ambiente.∎ Dependiendo del nivel de detalle requerido y el nivel de complejidad del problema
analizado, la elaboracio´n de un modelo basado en agentes puede ser complicada.
Fuente: Elaboracio´n propia a partir de [207, 26, 27, 165, 183, 140, 106].
En la siguiente seccio´n se realiza un recorrido ma´s detallado por el paradigma de simu-
lacio´n basado en agentes, donde se resaltan sus principales elementos, y posteriormente se
especifica el modelo de agentes elaborado.
4.2. Modelamiento y simulacio´n basada en agentes (SBA)
En teor´ıa la SBA puede ser usada en cualquier sistema compuesto de agentes auto´no-
mos interactuando [144, 146]. En la pra´ctica, este enfoque ha sido aplicado en el estudio de
complejos sistemas adaptativos en diversas disciplinas [145, 147], los cuales, con frecuencia,
evidencian auto-organizacio´n y comportamientos emergentes [165, 146]. As´ı, el modelamiento
y la simulacio´n basada en agentes es un enfoque que pretende modelar la dina´mica subyacen-
te en un sistema a partir de agentes que interactu´an entre s´ı [146]. Para tal fin, los modelos
basados en agentes presentan la estructura mostrada en la Figura 4-1, donde los agentes re-
presentan entidades tomadoras de decisiones, las conexiones datan de las interacciones entre
los agentes correspondientes, y el ambiente es el espacio donde los agentes se desenvuelven.
A continuacio´n se ahonda en el concepto de agentes, y en la aplicacio´n de SBA en el estudio
de sistemas complejos adaptativos.
4.2.1. Agentes
De un agente interesa conocer lo que son y cua´l es su estructura.
Definicio´n
Existen varias definiciones para agente. Por ejemplo, [165] (pa´g. 24), consideran a un
agente como un componente tomador de decisiones en un sistema complejo adaptativo,
en tanto que [219] (pa´g. 835) define un agente como una pieza de software que incluye
un conjunto de datos y me´todos de comportamiento, y que hace parte de un ambiente
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Figura 4-1: Estructura de un modelo basado en agentes.
Ambiente / 
Sistema
Agente iAgente 1
Agente N
Agente 3
Agente j
Agente 2
Fuente: [165], pa´g. 25, y [146].
computacional artificial. En cualquier caso, hay consenso sobre las principales caracter´ısticas
de los agentes, al considerar que estos [239, 143, 165, 146]:
Son auto-contenidos, es decir, individuos discretos que tienen una frontera que los
diferencia de los dema´s, por lo que al estudiar el sistema se puede definir con facilidad
si un atributo o comportamiento pertenece o no a un agente determinado, o es una
caracter´ıstica compartida.
Son sociales y tienen un ambiente, en el cual interactu´an entre s´ı con base en un
conjunto de protocolos. Dicha interaccio´n puede ser reactiva si se produce frente a los
cambios en su ambiente, o proactiva cuando se exhiben comportamientos orientados
por objetivos [239].
Son auto´nomos y auto-orientados, lo que en determinadas situaciones les permite fun-
cionar independientemente del ambiente y de los otros agentes, teniendo un control
sobre sus acciones [231].
Tienen un estado que var´ıa con el tiempo.
Son flexibles, es decir aprenden y adaptan sus comportamientos con base en la expe-
riencia.
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Adema´s de estas caracter´ısticas, un agente tambie´n puede se adaptativo, orientado por
objetivos y en algunas ocasiones heteroge´neos [146], adema´s de tener una vista local y no
global de todo el sistema, lo cual implica que un SBA es descentralizado dado que no existe
un agente que controle todo el sistema [27, 140].
A partir de estas definiciones se identifican dos aspectos importantes. En primer lugar,
con base en las caracter´ısticas mencionadas, se puede hacer un paralelo con la realidad, e
identificar fa´cilmente que entidades del mundo real pueden ser consideradas como agentes.
En la Figura 4-2, se presentan algunos ejemplos. En segundo lugar, tambie´n se identifican
los datos y los comportamientos, como las bases de las estructura de un agente, como se ve
a continuacio´n.
Figura 4-2: Ejemplos de agentes.
Individuos
• Consumidores
• Trabajadores
Instituciones
• Mercados
• Sistemas 
regulatorios
Entidades biológicas
• Cosechas
• Ganados
• Bosques
Entidades físicas
• Infraestructura
• Tiempo
• Regiones 
geográficas
Agentes
Grupos sociales
• Familias
• Compañías
• Agencias 
gubernamentales
Fuente: [219], pa´g. 835; [165], pa´g. 24.
Estructura de un agente
Dentro de un modelo basado en agentes, para cada uno de ellos es necesario considerar un
conjunto de datos y comportamientos. En te´rminos ma´s formales, dichos datos constituyen
los atributos, en tanto que los comportamientos son especificados mediante me´todos (4-3).
En tal estructura los atributos definen lo que un agente es, y los me´todos, lo que hace ([165],
p. 24-27).
En los atributos se especifican las caracter´ısticas del agente, la informacio´n que este posee
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sobre el ambiente y sobre los dema´s agentes, adema´s de la informacio´n que requiere para
interactuar dentro del sistema. Dependiendo del nivel de complejidad del sistema modelado
y del grado de sofisticacio´n del modelo, los atributos pueden ser esta´ticos (por ejemplo edad,
nombre, etc.) y/o dina´micos (preferencias, tolerancia al riesgo, etc.). Estos u´ltimos cambian
con el tiempo, generalmente motivados por la experiencia de los agentes ([165], p. 25).
Por su parte, en los me´todos se pueden incluir reglas de decisio´n para seleccionar un con-
junto de acciones, capacidades de adaptacio´n para aprender de las experiencias, capacidades
perceptivas para sentir sus alrededores, y modelos internos para proyectar las consecuencias
de sus decisiones ([165], p. 27). Al igual que los atributos, dichos me´todos tambie´n pueden
ser de dos tipos: reglas ba´sicas y reglas para cambiar las reglas ba´sicas [42], siendo estas
u´ltimas las encargadas de proveer adaptacio´n permitiendo cambios de comportamiento a lo
largo del tiempo y en general de la estructura decisoria de un agente.
Figura 4-3: Estructura de un agente.
Agente
Atributos:
Estáticos: nombre, identificación,…
Dinámicos: memoria, recursos, vecinos,...
Métodos:
Comportamientos
Comportamientos que modifican comportamientos
Actualizar reglas para atributos dinámicos
...
Interacciones del agente con el 
ambiente
Interacciones del agente con 
otros agentes
Fuente: [146].
Adema´s de los atributos y me´todos, los agentes tambie´n poseen un ambiente y conjunto
de interacciones no so´lo con otros agentes sino tambie´n con dicho ambiente.
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4.2.2. Interacciones
Las relaciones entre los diversos agentes en el mundo real, tienen su equivalente dentro
de los modelos basados en agentes. As´ı, las conversaciones entre individuos, la visualizacio´n
y/o deteccio´n de acciones de otros agentes, etc. son modeladas en SBA como interacciones.
Estas relaciones entre los agentes y los me´todos de interaccio´n que estos poseen definen como
y con quien un agente puede interactuar dentro del modelo [147], por lo que son el medio
por el cual los agentes se comunican entre s´ı y reaccionan a los cambios en el ambiente y a
los comportamientos de los dema´s.
Como se menciono´ anteriormente, el modelamiento de interacciones es la principal dife-
rencia entre el enfoque SBA y otras alternativas de simulacio´n, particularmente porque a
partir de tales interacciones y de los comportamientos de los agentes, se obtiene la dina´mica
subyacente del sistema.
Computacionalmente hablando, las interacciones generalmente se modelan como inter-
cambios de informacio´n por medio de mensajes. Estos intercambios proveen datos que hacen
posible el aprendizaje y la adaptacio´n de los agentes.
4.2.3. Ambiente
En el mundo real los agentes se desenvuelven en un entorno espec´ıfico, en donde existen y
se comunican entre s´ı. Este entorno en un modelo basado en agentes se conoce como ambiente
y tiene por objeto establecer un espacio dentro del cual los agentes interactu´an. Este espacio
puede ser plenamente o parcialmente observable, determin´ıstico o estoca´stico, desligado o
secuencial, esta´tico o dina´mico, y discreto o continuo [ve´ase [24], para una discusio´n sobre
las caracter´ısticas del ambiente de un SBA].
Partiendo de este conjunto de elementos ba´sicos descritos en esta seccio´n, en la literatura
se encuentran muy diversas aplicaciones del enfoque de modelamiento basado en agentes.
Para nosotros son de particular intere´s las aplicaciones en mercados de electricidad, por lo
que a continuacio´n se discuten algunas investigaciones al respecto.
4.2.4. Modelamiento basado en agentes en mercados de electrici-
dad
Los mercados de electricidad son claramente sistemas complejos adaptativos ([165], p.
112). Esta complejidad proviene de diversos elementos como por ejemplo la regulacio´n, la
competencia en algunos sectores de la industria, las interrelaciones con otros mercados,
las pol´ıticas ambientales, la promocio´n de energ´ıas renovables, la diversidad de actores, y
por supuesto las caracter´ısticas te´cnicas y f´ısicas ligadas al funcionamiento de las redes de
transmisio´n (miradas en el cap´ıtulo 1) y que hacen de la electricidad un commodity u´nico
[232].
4.2 Modelamiento y simulacio´n basada en agentes (SBA) 81
Ante tal complejidad, el modelamiento de los mercados usando el paradigma basado en
agentes se ha convertido en una buena alternativa para estudiar los mercados ele´ctricos.
Dentro de los diversos estudios que se reportan en la literatura, las principales a´reas de apli-
cacio´n son el ana´lisis de poder de mercado, el disen˜o de mercados ele´ctricos, el modelamiento
de decisiones de los agentes, y el v´ınculo entre la operacio´n y la planeacio´n (ve´ase [199] para
una revisio´n de la literatura sobre aplicaciones en cada una de estas a´reas). Dichos estudios
tienen elementos que los diferencian as´ı como elementos en comu´n. Una de tales diferencias
es la utilizacio´n de diversos algoritmos de aprendizaje [231], en tanto que del lado de los
aspectos en comu´n, se tienen el modelamiento del aprendizaje como un proceso de maximi-
zacio´n de los ingresos, la representacio´n de la demanda como fija, y el ignorar las restricciones
de transmisio´n [232]. Esto u´ltimo discutible segu´n los hallazgos de [246]. En cualquiera de
los casos se resalta la relevancia de la inclusio´n dentro de los modelos de mercados ele´ctricos
representaciones para la estructura f´ısica, modelos de los componentes f´ısicos, definiciones
para los agentes y sus interacciones, y estructuras de toma de decisiones y de adaptacio´n
para cada tipo de agente [246], esto por la importancia que tienen sus equivalentes en el
mundo real dentro del comportamiento del mercado de electricidad.
Esta proliferacio´n de estudios no so´lo ha sido impulsada por la necesidad de complejos
ana´lisis que evidencia la industria, sino por el incremento de las capacidades computacionales
y el desarrollo de paquetes de software ma´s especializados. Este u´ltimo hecho, ha permitido
entre otras cosas la consolidacio´n de algunos modelos de amplia difusio´n, entre ellos SEPIA,
EMCAS, STEMS-RT, y NEMSIM. De estos, es EMCAS uno de los ma´s usados. EMCAS
es el acro´nimo de Electricity Market Complex Adaptive Systems, un paquete de software
desarrollado por Center for Energy, Environmental and Economic Systems Analysis en Ar-
gonne National Lab, y que permite la simulacio´n del comportamiento de un mercado de
electricidad. La relevancia de EMCAS radica que incluye tanto la parte te´cnica como la par-
te econo´mica ligada al funcionamiento de un mercado de electricidad, de forma que modela
la red de transmisio´n, el mercado de energ´ıa, y una diversidad de agentes con comporta-
mientos estrate´gicos (preferencias de riesgo, objetivos, estrategias de oferta) y capacidades
de aprendizaje y adaptacio´n, los cuales representan el ISO, los generadores, transmisores,
distribuidores, y a la demanda. Para un estudio completo sobre estos cuatro modelos ve´ase
[246], el cual adema´s de describir los elementos ma´s relevantes de cada uno, tambie´n ofrece
una comparacio´n entre los mismos resaltando sus fortalezas y debilidades.
Como se observa, el paradigma de simulacio´n basado en agentes ha venido teniendo una
creciente participacio´n en el estudio de los mercados ele´ctricos, con ana´lisis muy diversos no
so´lo desde el punto de vista del mercado sino de la metodolog´ıa como tal, lo que en u´ltima
instancia ha permitido la consolidacio´n de la metodolog´ıa de modelamiento como una u´til
herramienta en el estudio de sistemas complejos. Dicha metodolog´ıa incluye un conjunto
de pasos y se apoya de otras disciplinas, particularmente, en la fase de desarrollo adopta
elementos de la ingenier´ıa de software. En la siguiente seccio´n y a medida que se exponen los
detalles de la metodolog´ıa, se presenta el modelo de agentes desarrollado para la estructura
4.3 Modelo basado en agentes del modelo propuesto 82
de mercado planteada en el cap´ıtulo anterior.
4.3. Modelo basado en agentes del modelo propuesto
En este documento, para el desarrollo del modelo basado en agentes para el mercado de
energ´ıa y FTRs se usa la metodolog´ıa expuesta por Macal y North en sus diversos trabajos
[165, 147], la cual comprende el desarrollo de cuatro fases: ana´lisis, disen˜o, implementacio´n,
y verificacio´n y validacio´n.
4.3.1. Fase de ana´lisis
Antes de iniciar el desarrollo de un modelo basado en agentes, Macal y North recomien-
dan responder una serie de preguntas que permiten definir el alcance y el nivel de detalle
del modelo, adema´s de contribuir a la definicio´n del propo´sito del mismo y de los tipos de
agentes con sus respectivos atributos, comportamientos e interacciones. Dicho conjunto de
preguntas se presenta en la Tabla 2, de [147] (p. 1461), y los resultados de la aplicacio´n de
las mismas en el presente trabajo se muestran a continuacio´n.
Propo´sito del modelo
El desarrollo del modelo de simulacio´n basado en agentes tiene como objetivo ofrecer una
herramienta computacional que permita estudiar el comportamiento del mercado de FTRs
propuesto en el cap´ıtulo 4, y por tanto contribuya a responder las siguientes preguntas:
1. ¿Hay cambios positivos en la operacio´n del sistema con la introduccio´n del esquema
de precios nodales?
2. ¿Los precios nodales permiten mejorar las sen˜ales de inversio´n para el regulador, el
planeador y los agentes del sistema?
3. ¿Mejora la estructura de la remuneracio´n de la transmisio´n el esquema de precios
nodales ma´s mercado de FTRs en comparacio´n con el esquema actual del mercado
ele´ctrico colombiano?
4. ¿Es o no ma´s eficiente la asignacio´n de capacidad de transmisio´n en el esquema pro-
puesto?
Alcance y nivel de agregacio´n
Observe que, por ser un estudio comparativo, se requiere la construccio´n de dos modelos
basados en agentes. El primero de ellos que llamaremos MC implementa la estructura actual
del mercado ele´ctrico colombiano, en tanto que el segundo (llamado MP) implementa la
4.3 Modelo basado en agentes del modelo propuesto 83
estructura de mercado propuesta. Sin embargo, se hara´ e´nfasis en el modelo MP puesto
que algunas caracter´ısticas del modelamiento involucrado en el desarrollo de MC pueden ser
fa´cilmente derivadas a partir de este.
El modelo MP incluye tanto el mercado de generacio´n como de FTRs (a diferencia de
modelo MC que so´lo incluye el primero). Para el mercado de generacio´n so´lo se considera
la realizacio´n del despacho ideal y real de electricidad, y la liquidacio´n del mercado, adema´s
del modelamiento ba´sico del proceso de negociacio´n mediante contratos bilaterales. Por su
parte, para el mercado de FTRs, se modela las diversas etapas de la subasta de FTRs, es
decir el proceso de ofertas, de asignacio´n, y de liquidacio´n.
En cuanto al nivel de agregacio´n, para la mayor´ıa de los procesos modelados tanto en
MC como en MP se considera un nivel de agregacio´n medio. Por ejemplo, para el mode-
lamiento del despacho so´lo se usa la informacio´n requerida para la solucio´n del problema
de optimizacio´n expuesto en la Seccio´n 3.1, dejando de lado caracter´ısticas como el tipo de
plantas de generacio´n, las obligaciones de regulacio´n primaria y secundaria de frecuencia,
etc. Al respecto, en la Tabla 4-6 se presenta un conjunto de supuestos y simplificaciones
que se considero´ pertinente realizar para mantener la tratabilidad del ana´lisis, sin perder los
objetivos del mismo.
Adicionalmente debe considerarse que el sistema interconectado implementado no corres-
ponde de manera exacta con el sistema interconectado nacional. Al respecto se realizan las
siguientes aclaraciones:
Los an˜os base para la calibracio´n y desarrollo del los ana´lisis son 2010 y 2011. Para
escenarios se considera como caso de estudio el an˜o 2020.
La red de transmisio´n es una simplificacio´n del STN, por lo que no incluye todas las
l´ıneas del mismo (ve´ase en el Anexo B las Tablas B-5 y B-7, y las Figuras B-1 y B-4).
Los nodos del sistema de transmisio´n corresponden a cada una de las suba´reas opera-
tivas del SIN (ve´ase en el Anexo B la Tabla B-5). Ecuador y Venezuela se modelan
como nodos del sistema.
Para cada nodo se considera que un u´nico comercializador atiende toda la demanda
(ve´ase en el Anexo B las Tablas B-4 y B-5).
Un generador puede administrar varias unidades de generacio´n dispersas a lo largo de
la red (ve´ase en el Anexo B las Tablas B-3 y B-6).
Se incluyen las unidades de generacio´n en funcionamiento durante los an˜os 2010 y
2011 (ve´ase en el Anexo B la Tabla B-6, y las Figuras B-2 y B-3), y para escenarios
tambie´n se consideran algunas de las inversiones que entrara´n en operacio´n entre 2012
y 2020.
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Tabla 4-6: Supuestos para la elaboracio´n del modelo computacional.
MERCADO DE ENERGI´A
Concepto MC MP
Agentes modelados Generadores, comercializadores, tansmisores, operador del sistema
Demanda La demanda es fija, es decir con elasticidad cero a variaciones en el precio
Demanda contratada 80 % del total
Tipos de contrato Pague lo contratado, pague lo demandado
Duracio´n de contratos 2 an˜os o ma´s
Arranque y parada Impl´ıcitos en precio de oferta
Servicio AGC No NA
Despacho del da´ anterior No No
Incertidumbre en la demanda No No
Desviaciones No NA
Liquidacio´n mercado Ver Anexo A Ver Cap´ıtulo 3
MERCADO DE FTRs
Concepto MP
Subasta de FTRs Mensual
Mercado secundario FTRs No
Vendedores FTRs Operador del sistema
Compradores FTRs Comercializadores
Duracio´n FTRs Longitud del mes de ejercicio
Cantidad de FTRs Segu´n cantidades contratadas
Aversio´n al riesgo en el mercado
FTRs
80 % de la demanda proyectada del agente
IMPLEMENTACIO´N
Concepto Simplificacio´n
Comportamientos estrate´gicos So´lo para las ofertas de FTRs variando el nivel de cobertura de riesgo
deseada por el comprador y los precios ofertados
Mercado de contratos de energ´ıa El u´nico criterio de negociacio´n es el precio, por lo que todos pueden ne-
gociar con todos, dando origen a contrataciones entre agentes que usual-
mente en el mercado real colombiano no negociar´ıan energ´ıa
Agentes de demanda Grandes consumidores y comercializadores sera´n tratados de la misma
manera, dado que sus roles dentro del modelo son los mismos, es decir
ser comprador de energ´ıa en el mercado de electricidad, y ser comprador
de FTRs en el mercado de transmisio´n
Per´ıodo de simulacio´n Ma´ximo de dos an˜os
Las plantas menores con capacidad inferior a 10 MW, se agruparon en una u´nica unidad
de generacio´n segu´n su localizacio´n (ve´ase en el Anexo B la Figura B-3).
Respecto a la informacio´n mostrada en el Anexo B, se destaca que por razones de ex-
tensio´n, no es posible presentar toda los datos requeridos por el modelo. En contraste, en
las Tablas B-1 y B-2 se presentan los diferentes conjuntos de informacio´n utilizados, y las
variables requeridas como entradas para el modelo computacional, respectivamente. A partir
de esta informacio´n es posible reproducir el ana´lisis realizado.
Agentes
En la Figura 4-4, se muestran los diferentes tipos de agentes identificados (tanto para
MC como MP), junto con los roles que estos agentes desempen˜an dentro de los mercados de
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energ´ıa (Figura 4-4a) y de FTRs (Figura 4-4b). Al respecto, es importante recordar que el
transmisor es un agente pasivo en el mercado de generacio´n, pues so´lo participa para recibir
los ingresos por el uso de sus redes. En contraste, en el mercado de FTRs los transmisores
pueden vender derechos indirectamente a trave´s del operador del sistema, por lo que tambie´n
intervienen en la liquidacio´n del sistema al percibir parte de las rentas por congestio´n y los
ingresos generados por la venta de FTRs. Estos ingresos so´lo se perciben por los FTRs
otorgados por las nuevas inversiones.
Figura 4-4: Agentes (a) del mercado de energ´ıa y (b) del mercado de FTRs.
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Atributos y comportamientos de los agentes
Cada uno de los tipos de agentes del sistema posee diferentes datos y comportamientos.
Estas caracter´ısticas son especificadas en las Figuras 4-5 a 4-7. Las Figuras 4-5 y 4-6
contienen los diagramas de actividades UML para el despacho de electricidad y la liquidacio´n
de la energ´ıa transada en el mercado para los modelos MC y MP respectivamente. Para
ambos modelos, dichas actividades contemplan la realizacio´n de ofertas de energ´ıa por parte
de los generadores, la recepcio´n de las mismas, y el ca´lculo del despacho real por parte de
operador del sistema (no se calcula un predespacho porque no se considera incertidumbre en
la demanda), quien tambie´n se encarga de la posterior liquidacio´n de las compras y ventas de
energ´ıa en bolsa. No obstante, para el modelo MC el operador tambie´n realiza el despacho
ideal y el ca´lculo de las reconciliaciones, y las restricciones, con lo cual tambie´n cambia
el proceso de liquidacio´n. En cualquiera de los casos, observe, que por simplicidad se ha
suprimido el componente temporal asociado al desarrollo de tales actividades, el cual puede
ser consultado en la normativa vigente del mercado ele´ctrico colombiano.
Para el caso del modelo MP, adema´s del conjunto de actividades mostradas en la Figura
4-6, tambie´n se desarrollan las tareas mostradas en el diagrama de actividades de la Figura
4-7, las cuales corresponden al proceso de desarrollo de la subasta mensual de FTRs. Dicho
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Figura 4-5: Diagrama de actividades del despacho de electricidad y la liquidacio´n del mer-
cado de energ´ıa en el modelo MC.
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proceso inicia cuando el operador del sistema abre el per´ıodo de recepcio´n de ofertas tanto
de compra como de venta de FTRs. Una vez recibidas las ofertas, el subastador realiza una
prueba de factibilidad simulta´nea para determinar cua´les pueden ser despachadas y cua´les
no. Al finalizar dicha prueba, el subastador publica las asignaciones y procede a efectuar
la liquidacio´n, la cual involucra distribuir los ingresos de la misma entre los vendedores y
durante el per´ıodo de duracio´n de los FTRs asignados, distribuir las rentas por congestio´n
entre los titulares de tales FTRs de acuerdo a su capacidad y a la diferencia de precio nodales.
A partir de este conjunto de figuras se pueden inferir los diferentes atributos y comporta-
mientos de los diversos tipos de agentes considerados. Adicionalmente tambie´n se evidencian
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Figura 4-6: Diagrama de actividades del despacho de electricidad y la liquidacio´n del mer-
cado de energa´ en el modelo MP.
Realización del despacho de electricidad y liquidación del mercado de energía en el modelo MP
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algunas interacciones entre los mismos, los cuales se discuten a continuacio´n.
Interacciones entre los agentes
Para finalizar la fase de ana´lisis, en las Figura 4-8 y 4-9 se presentan los diagramas de
secuencia llevados a cabo durante los procesos de despacho en el mercado de energ´ıa, y en
la subasta de FTRs, respectivamente. Ambos corresponden al modelo MP.
El conjunto de interacciones mostradas en la Figura 4-8 se lleva a cabo todos los d´ıas,
por su parte el conjunto de interacciones en el proceso de subasta de FTRs se repite cada
mes. Observe el rol primordial del operador del sistema como administrador del mercado de
energ´ıa y como subastador.
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Figura 4-7: Diagrama de actividades de la subasta mensual de FTRs en el modelo MP.
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4.3.2. Fase de disen˜o
El objetivo de esta fase es establecer algunos requisitos adicionales para la implementacio´n
de los modelos de simulacio´n MC y MP. Estos requisitos se detallan a continuacio´n.
Modelamiento de agentes
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Figura 4-8: Comunicacio´n en el despacho y la liquidacio´n del mercado de energ´ıa.
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Para complementar el modelamiento de los agentes se requiere:
Definir algunos conceptos usados dentro de los mercados de electricidad, entre los
cuales se encuentran los FTRs, la oferta de FTRs, oferta de energ´ıa, subasta de FTRs,
contratos de electricidad, lista de FTRs, lista de contratos, unidades de generacio´n,
lista de unidades de generacio´n, l´ıneas de transmisio´n, lista de l´ıneas de transmisio´n,
mercado de energ´ıa, entre otros.
Considerar que los agentes no efectu´an desplazamiento f´ısico por lo que no se requiere la
definicio´n de vecindades en las que estos interactu´an. Las interacciones esta´n definidas
por las reglas del mercado y el ambiente en que estas tienen lugar corresponde al
mercado de energ´ıa y al mercado de FTRs, dependiendo si el proceso que se efectu´a
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Figura 4-9: Comunicacio´n en la subasta de FTRs.
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es el despacho de electricidad y la liquidacio´n del mercado de energ´ıa, o la subasta de
FTRs respectivamente.
Plataforma de modelamiento
Los modelos de simulacio´n se construyen en Repast (http://repast.sourceforge.net/) el
cual esta´ implementado en el lenguaje JAVA, lo cual permite la integracio´n con diversas
herramientas computacionales (como software de optimizacio´n, sistemas de bases de datos,
otros lenguajes de programacio´n, etc.), el procesamiento concurrente y el funcionamiento
de los modelos de simulacio´n de manera independiente de la arquitectura y del sistema
operativo.
En la Figura 4-10 se presenta el diagrama de despliegue para el modelo MP1, con los
mo´dulos que tiene el sistema. Entre dichos mo´dulos se encuentra una base de datos en Excel
con la informacio´n de los diferentes contratos de electricidad, los datos de la oferta y la
demanda de electricidad para cada uno de los nodos del sistema, y la informacio´n te´cnica de
las unidades de generacio´n y las l´ıneas de transmisio´n. Por ser un prototipo, todos los mo´dulos
se encuentran localizados en un mismo computador y son administrados interactivamente
por Repast principalmente para la lectura y escritura de resultados dentro de la base de
datos en Excel.
Adicionalmente, como se muestra en el diagrama, tambie´n se consideran diversas ins-
tancias para cada uno de los agentes, exceptuando el operador del sistema el cual es el
1Para el modelo MC basta con eliminar el mo´dulo correspondiente a la subasta de FTRs.
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administrador en el caso del mercado de energ´ıa, y vendedor y subastador en el mercado de
transmisio´n.
Figura 4-10: Diagrama de despliegue.
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4.3.3. Fase de implementacio´n
Una vez completadas las fases de ana´lisis y disen˜o, se inicia el proceso de escritura de
co´digo para desarrollar un prototipo funcional para los modelos planteados.
En nuestro caso, el prototipo funcional fue construido sobre Repast, siguiendo el disen˜o
y las simplificaciones antes mencionadas. Este prototipo es manejado desde consola, pero
presenta una interfaz gra´fica para algunos elementos. En la Figura 4-11 se observa dicha
interfaz en la cual se aprecia:
Un diagrama del sistema de transmisio´n modelado, que incluye los diferentes nodos y
l´ıneas, adema´s de los flujos de energ´ıa sobre ellas.
Dos gra´ficos de los precios de la energ´ıa: uno para el precio spot en el mercado uninodal,
y otro para los precios nodales obtenidos del despacho real.
Una tabla que indica las interfaces congestionadas y la capacidad remanente para el
flujo de energ´ıa en cada una de ellas.
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Una tabla con los resultados del despacho ideal y real. Se muestran las diferentes unida-
des de generacio´n, con su respectiva disponibilidad declarada, y generacio´n programada
en cada uno de los despachos.
Figura 4-11: Interfaz gra´fica del modelo computacional.
4.3.4. Fase de verificacio´n y validacio´n
Esta fase tiene como objetivo crear confianza en el modelo, para lo cual se aplican un
conjunto de pruebas que permiten analizar tanto su estructura como su comportamiento.
Al respecto, para los modelos aqu´ı planteados, es importante considerar que es muy dif´ıcil
realizar una comparacio´n nume´rica entre los resultados ofrecidos por el modelo y el compor-
tamiento real del mercado ele´ctrico colombiano. La principal razo´n es que no se encontraron
datos de un esquema nodal con FTRs para el mercado colombiano, con los cuales se pueda
reproducir el ana´lisis. Otra razo´n son las restricciones de acceso a informacio´n sobre con-
tratos de electricidad y a algunos de los datos te´cnicos de las unidades de generacio´n y del
sistema de transmisio´n, principalmente por ser de intere´s estrate´gico entre los agentes.
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Por lo anterior, para la verificacio´n y validacio´n del modelo so´lo fue posible la aplicacio´n
de un subconjunto de las te´cnicas de validacio´n mencionadas por [195], entre ellas:
Animacio´n y gra´ficas operacionales. Con la ayuda de la interfaz gra´fica (que se
actualiza en tiempo real), se verifico´ que las curvas de precios horarios tanto spot como
nodal se comporten como la curva de precio t´ıpica del mercado ele´ctrico colombiano.
Se verificaron las variaciones esperadas en los d´ıas del fin de semana, y en d´ıas de fiesta
nacional.
Pruebas de degeneracio´n. Se analizo´ el comportamiento del modelo cuando la can-
tidad de FTRs asignados es cero, capacidad asignada en FTRs mayor que la capacidad
de transmisio´n disponible, entre otros. Cuando la cantidad de FTRs asignados en la
subasta es cero, se encontro´ que el mercado se reduce so´lo al esquema de precios no-
dales, y por tanto el ingreso de los transmisores se limita a un cargo complementario
ma´s una participacio´n de las rentas de congestio´n, la cual es proporcional al flujo por
las l´ıneas de transmisio´n y a la diferencia de precios entre los nodos conectados por
dicha l´ınea. Esto efectivamente ocurre en la realidad cuando las diferencias de precios
nodales no son tan grandes como para incentivar a los agentes del mercado a adquirir
FTRs. Por su parte, para el caso en que la capacidad asignada en FTRs es mayor
que la capacidad de transmisio´n disponible, se encontro´ que el mercado cae en una
insuficiencia de ingresos para pagar las rentas por congestio´n a que tienen derecho los
titulares de los FTRs. Esta insuficiencia de ingresos esta´ relacionada con la prueba de
factibilidad simulta´nea, que es una parte esencial en la estructuracio´n de un mercado
de FTRs.
Pruebas de condiciones extremas. Se analizaron varios casos: demanda de electri-
cidad cero, oferta de generacio´n cero y oferta de generacio´n menor que la demanda.
Analizando la liquidacio´n resultante del mercado se encontro´ que en los tres casos el
modelo se comporto´ de manera adecuada.
Adicionalmente, tambie´n fue posible desarrollar la prueba de consistencia dimensional y
la verificacio´n de la estructura. En cuanto a la consistencia dimensional se observo´ que las
variables y para´metros considerados respetan las leyes de conservacio´n de la materia y la
energ´ıa, y que adema´s las unidades manejadas esta´n acorde con las usadas en el mundo real.
De otro lado para el modelo MC, considerando las simplificaciones realizadas, fue posible
verificar la consistencia de la estructura, al comparar el modelamiento efectuado con el
funcionamiento actual del mercado ele´ctrico colombiano presentado en el Cap´ıtulo 1 y el
Anexo A. En contraste, para el modelo MP la validacio´n de la estructura se realizo´ con base
en lo expuesto por [131]; en primer lugar se valido´ la forma en que se realiza el despacho nodal
y la liquidacio´n del mercado de energ´ıa en un mercado nodal esta´ndar, y posteriormente se
verifico´ que el funcionamiento del prototipo fuera consistente con la metodolog´ıa de subasta
expuesta en Cap´ıtulo 3.
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Con esto concluye el Cap´ıtulo 4 dedicado a los modelos de simulacio´n basados en agentes
(MC y MP). En el siguiente cap´ıtulo se utiliza estos modelos para estudiar el funcionamien-
to del esquema de mercado propuesto frente a la estructura actual del mercado ele´ctrico
colombiano.
Cap´ıtulo 5
Ana´lisis de resultados de la simulacio´n
basada en agentes
En este cap´ıtulo se presentan los resultados de la simulacio´n del esquema de precios
nodales y FTRs propuesto en el cap´ıtulo anterior. Primero, en la seccio´n 5.1 usando los
datos histo´ricos de 2010 y 2011 se comparan los resultados del modelo propuesto frente
al esquema actual. Luego, en la seccio´n 5.2 se corre el modelo propuesto bajo distintos
escenarios de demanda con el fin de saber co´mo es su desempen˜o frente a nuevas inversiones
en transmisio´n. Para presentar los resultados se usan varias abreviaturas extraidas de la
nomenclatura usada por XM y que pueden ser consultadas en las Tablas B-3 a B-7 del
Anexo B.
5.1. Comparacio´n del modelo nodal y FTRs vs. el es-
quema colombiano.
La comparacio´n del comportamiento del modelo propuesto frente al esquema actual se
realizo´ usando los datos de la oferta, demanda y las caracter´ısticas te´cnicas del STN de los
an˜os 2010 y 2011. En esta seccio´n se discuten los resultados obtenidos con las simulaciones
realizadas, los cuales se enfocan en las restricciones de transmisio´n, los precios de la energ´ıa,
la estructura del mercado, el mercado de FTRs, y el ingreso del transmisor.
5.1.1. Restricciones de transmisio´n
En la Figura 5-1 se presenta el conjunto de restricciones vinculantes identificadas en el
STN en los an˜os 2010 y 2011. En la Figura se reporta por hora el nu´mero de veces que
una l´ınea determinada alcanzo´ su ma´xima capacidad de transferencia durante dicho per´ıodo.
Como se observa, para la mayor´ıa de las restricciones, el patro´n de congestio´n sigue la curva
de demanda. La mayor parte de las restricciones vinculantes se presentan en la zona andina
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del pa´ıs donde:
Se encuentran algunos de los principales nodos de consumo de electricidad (BOGOTA,
ANTIOQUI, VALLECAU, CQR, NORDESTE, TOLIMA, MAGDAMED.
Se localizan algunos de los principales nodos de oferta de electricidad (ANTIOQUI,
CHIVOR, SANCARLO, HUILACAQ)
Esta´n algunos de los principales corredores de transmisio´n que interconectan el centro
del pa´ıs con la costa norte y el a´rea suroccidental.
Figura 5-1: Restricciones vinculantes del STN en 2010 y 2011 de acuerdo con el modelo.
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Adicionalmente, es importante considerar que la generacio´n en el centro de pa´ıs es prin-
cipalmente hidra´ulica y de bajo costo en condiciones clima´ticas favorables, por lo que en
un esquema de minimizacio´n de costos de generacio´n, en el despacho se intentara´ cubrir la
demanda del sistema en su mayor´ıa con generacio´n proveniente de estas regiones, lo cual
congestionara´ algunas interfaces, y estas a su vez otras como consecuencia de los flujos circu-
lantes. Son estos patrones de congestio´n los que generan diferencias de precios de la energ´ıa
en los diversos nodos del sistema como se ve a continuacio´n.
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5.1.2. Precios de la energ´ıa
En la Figura 5-2 se presenta para cada uno de los nodos del sistema, la evolucio´n de los
precios promedio horarios de la energ´ıa en el modelo uninodal (MC) y multinodal (MP) en los
an˜os 2010 y 2011. Se ve que al menos para los per´ıodos de demanda pico1 los nodos de mayor
oferta y tradicionalmente con capacidad de generacio´n hidra´ulica (ANTIOQUI, BOGOTA,
CHIVOR, CQR, HUILACAQ, LAMIEL, PAGUA, SANCARLO, TOLIMA) registran meno-
res precios, que los nodos con generacio´n te´rmica asociada (ATLANTIC, BOLIVAR, GCM,
NORDESTE) o los enlaces internacionales (COROZO, CUATRICENTENARIO, ECUA-
DOR220). Comparando los precios obtenidos en las dos estructuras de mercado, se destaca
lo siguiente:
En el mercado nodal los precios de la energ´ıa en los enlaces internacionales internalizan
las condiciones de la oferta, la demanda y la topolog´ıa de la red ele´ctrica colombiana.
En condiciones normales de operacio´n, esto permitir´ıa incrementar las transacciones
internacionales en caso de que los precios de la energ´ıa en los nodos internacionales
fueran mayores que en los nodos de frontera, y en caso contrario abaratar los costos
para la demanda en estos u´ltimos. En contraste, en un mercado uninodal, se necesita
recurrir a mecanismos adicionales para determinar un precio de oferta para el mercado
internacional, dado que el precio spot nacional para una hora determinada, adema´s de
ser determinado de manera ex-post, no refleja las condiciones reales del mercado, pues
ignora la congestio´n y administra las restricciones con redespachos.
En las dos estructuras de mercado los precios son bastante sensibles a variaciones
hidrolo´gicas. En 2010 los precios promedio horarios tienden a ser superiores que los
registrados en 2011, lo que sucede porque en los primeros per´ıodos de 2010, se pre-
sento´ escasez de lluvias que propiciaron su aumento. Esto se ve claramente en la Figura
5-3 donde au´n sin tener una gran demanda de energ´ıa, el ingreso promedio diario de
los generadores durante los inicios del 2010 fue superior al registrado en el resto del
an˜o. Esta sensibilidad del los precios al comportamiento clima´tico crea oportunidades
de negocio para la generacio´n y preocupaciones para el regulador y la demanda. Las
oportunidades y/o preocupaciones se asocian con la presencia de especulacio´n en las
ofertas diarias de los generadores para el despacho de energ´ıa, la cual, bajo un esque-
ma de precios nodales son ma´s evidentes, dado que sus efectos pueden ser trasladados
directamente a los precios en los nodos con escasez de energ´ıa. Esto tambie´n puede
ocurrir en el mercado uninodal, con la diferencia de que en este los costos sera´n asu-
midos por toda la demanda y no por la demanda local como ocurre en el mercado
nodal.
1Per´ıodo que va de la hora 18 a la 22
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Figura 5-2: Evolucio´n de los precios promedios de bolsa (MC) y de los precios promedio
nodales (MP) horarios para 2010 y 2011.
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Figura 5-3: Evolucio´n de los ingresos promedio diarios de los generadores.
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5.1.3. Estructura del mercado
La existencia de diferencias entre los precios de los distintos nodos del STN, hacen suponer
que el sistema presenta restricciones considerables y que un esquema nodal ser´ıa adecuado
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para asignar los costos de estas restricciones. Estas diferencias de precios hacen que una
tarificacio´n uninodal cree un esquema de subsidios cruzados que recae sobre la demanda
cercana a los centros de oferta hidra´ulicos y/o mejor conectados, en favor de la demanda
remota o de nodos con generacio´n te´rmica asociada.
Por su parte, una tarificacio´n nodal permite gestionar econo´micamente las restricciones
del STN internalizando sus costos en la tarifa de energ´ıa. Si se asume que no existe poder de
mercado, esto asegura una liquidacio´n ma´s eficiente de la generacio´n y la demanda, pues los
recaudos van acordes con el costo de la energ´ıa en cada uno de los nodos. En comparacio´n
con el modelo uninodal, esto permite controlar los ingresos que reciben los generadores tal
como se observa en la Figura 5-3. No´tese que en esta Figura el ingreso promedio de los
generadores es igual tanto en el modelo meramente nodal como en el modelo nodal con
FTRs, lo cual ocurre porque dichos ingresos se obtienen a partir de la liquidacio´n de todas
las compras y ventas de energ´ıa en contratos bilaterales y en la bolsa, sin incluir pagos por
transmisio´n, pues siguiendo el modelo colombiano estos costos son cargados en su totalidad
a la demanda.
5.1.4. Mercado de FTRs
La presencia de restricciones impulsa la negociacio´n de FTRs, pues hay agentes intere-
sados en cubrirse del riesgo de las consecuentes variaciones en los precios nodales. Antes
de analizar los resultados de la subasta se recuerda que la negociacio´n de FTRs adema´s
de la congestio´n tambie´n se basa en los contratos bilaterales de energ´ıa. Al respecto, dado
que no se conoce la informacio´n real de estos contratos, dentro del modelo computacional se
construyo´ artificialmente algunos considerando un mercado competitivo, en el que los comer-
cializadores cubren con contratos bilaterales el 80 % de su demanda, dejando el porcentaje
restante para la bolsa de energ´ıa.
Con lo anterior, en la Figura 5-4 se resumen los resultados obtenidos en la subastas de
FTRs. No´tese lo siguiente:
El mayor nu´mero de ofertas de los comercializadores requieren FTRs por bajas canti-
dades (menor a 200 MWh) y estar´ıan dispuestos a pagar precios intermedios por cada
MWh adquirido (menos de 60.000 COP/MWh). Estas ofertas corresponden a per´ıodos
de demanda media y con bajos niveles de congestio´n (Figura 5-4a).
Los mayores precios ofertados por un MWh en FTRs los realizan comercializadores que
atienden los nodos fronterizos y de la costa norte de Colombia, es decir ESSC que atien-
de COROZO, ISGC que hace lo propio en CUATRICENTENARIO y NORDESTE,
CCOC en BOLIVAR y ATLANTIC, y GECC en los nodos de CERROMAT, CORDO-
SUC y GCM. Los altos precios son consecuencia de las grandes diferencias de precios
nodales que se pueden registrar entre un nodo y otro. En este caso, los comercializa-
dores mencionados buscan satisfacer sus demandas en nodos con precio nodal elevado,
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a partir de energ´ıa contratada en ANTIOQUI, SANCARLO, BOGOTA y CHIVOR,
cuyo precio nodal es reducido. Similarmente es este conjunto de comercializadores el
que mayor cantidad de FTRs esta´ dispuesto a comprar (Figura 5-4c).
Si se toma como u´nico criterio de oferta por FTRs la existencia de diferencias persis-
tentes de precios nodales entre los nodos de oferta y demanda, los comercializadores
de las zonas cercanas a los centros hidra´ulicos o con buena capacidad de interconexio´n
con el STN no estar´ıan interesados en la adquisicio´n de FTRs. Estos so´lo considerar´ıan
comprarlos en situaciones particulares relacionadas con reducciones sustanciales en la
oferta local como en el caso de EPM en ANTIOQUI en per´ıodos de escasez de lluvias,
y saturacio´n de la red en per´ıodos de demanda pico como ocurre con EMSC para el
nodo META.
El nivel de ingresos obtenido en una subasta no es proporcional al nu´mero de FTRs
asignados en ella (Figura 5-4b). Dicho nivel depende del valor de mercado de los FTRs,
el cual es proporcional a los niveles de congestio´n que percibe su comprador, que a la
vez esta´ ligado a los valores histo´ricos de la demanda y de los precios nodales. En
consecuencia, como se muestra en la Figura 5-4b se negocia una mayor cantidad de
FTRs en meses que se presumen de alta demanda como junio, julio y agosto, noviembre
y diciembre, y tambie´n se espera que sea en estos meses en lo que tambie´n los FTRs sean
ma´s valorados por los agentes del mercado. No obstante esta tendencia puede cambiar
dependiendo de la condiciones de la oferta, conforme estas afectan la evolucio´n de los
precios nodales.
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Como se observa el funcionamiento de la negociacio´n de FTRs es consecuente con lo
esperado, sin embargo falta validar si el conjunto de FTRs asignados en las diferentes subastas
realizan una cobertura adecuada del riesgo para sus compradores. Para ello se analizan los
egresos de los comercializadores, los cuales, como se menciono´ en el cap´ıtulo 3, se componen
de los pagos realizados por las compras netas de energ´ıa adema´s de los cargos por uso del
sistema de transmisio´n y la liquidacio´n del mercado de FTRs. En la Figura 5-5 se muestran
la evolucio´n de los egresos promedio diarios de los comercializadores. No´tese que para la
mayor parte del tiempo considerado, los egresos de los comercializadores en el modelo con
FTRs son menores que los correspondientes cobros en el mercado uninodal. Esto nuevamente
soporta las ventajas que tiene la tarificacio´n marginal de la electricidad.
Similarmente, salvo algunas excepciones en enero, agosto y diciembre de 2011 los egresos
en el modelo con FTRs tambie´n son menores o iguales a los que se recaudar´ıan en un
mercado meramente nodal, lo cual evidencia que el conjunto de FTRs asignados realiza
una adecuada cobertura del riesgo a las variaciones de los precios nodales. No obstante, el
comportamiento de los egresos en los meses mencionados implica posiblemente la creacio´n de
riesgos adicionales para los comercializadores. Esto ocurre cuando la congestio´n va en sentido
opuesto a la direccio´n en la cual se definio´ un FTR determinado. Recuerde que los FTRs
negociados se comportan como obligaciones y por tanto en ese caso ser´ıa el comercializador
que compro´ el FTR el que tendr´ıa que pagar por la congestio´n en lugar de recibir dinero del
mercado. Una alternativa para enfrentar este hecho es definir tambie´n FTRs como opciones
y permitir que los compradores decidan que´ tipo de FTRs es el que se mejor se adapta a sus
necesidades.
Figura 5-5: Evolucio´n de los egresos promedio diarios de los comercializadores.
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De otro lado, en la Figura 5-5 observe tambie´n que el mercado nodal con FTRs colapsa en
un mercado nodal cuando las restricciones no son suficientes para que se negocien FTRs. En
la Figura 5-4b se ve que en las subastas de febrero, marzo y abril de 2010 no se negociaron
FTRs, por lo que los egresos de los comercializadores para los per´ıodos correspondientes en el
modelo nodal y el esquema nodal con FTRs son equivalentes. Esto valida el buen desempen˜o
del modelo computacional elaborado ante tal situacio´n.
5.1.5. Ingreso del transmisor
En el modelo propuesto el ingreso del transmisor se compone de un cargo complementario
y de ingresos por congestio´n. Como se menciono´ el cargo complementario es calculado por el
regulador con base en los activos de cada transmisor, en tanto que los ingresos por congestio´n
equivalen a un porcentaje de las rentas remanentes despue´s de haber liquidado la totalidad
de los FTRs adjudicados en la subasta. Para el conjunto de simulaciones:
El cargo complementario se asumio´ igual al 95 % del cargo monomio horario diferen-
ciado por per´ıodo de carga. Esto suponiendo que un 5 % del cargo por uso monomio
esta´ ligado a sobrecostos de operacio´n de la red.
El porcentaje de rentas por congestio´n remanentes que compone los ingresos de los
transmisores se supuso igual al 20 %, destinando las rentas por congestio´n restantes a
un fondo que puede ser usado para los fines discutidos en el cap´ıtulo 3.
El objetivo de estas suposiciones es simplificar el problema en cuestio´n, y limitarlo a
analizar el impacto que tienen un componente de ingresos por congestio´n en la liquidacio´n
de generacio´n. En la Figura 5-6 se presentan los resultados obtenidos:
Respecto a la actual liquidacio´n de la transmisio´n del mercado colombiano, el modelo
propuesto permite introducir un componente variable al ingreso del transmisor ligado
a las rentas por congestio´n, el cual intenta representar las condiciones de operacio´n del
sistema. En ese sentido, en la Figura 5-6a (l´ınea gris) se ve como el ingreso promedio
por transmisio´n var´ıa por la congestio´n del sistema, de tal forma que se incrementa en
los instantes de tiempo en los cuales la operacio´n confiable del mercado representa una
mayor carga para la red, como a mediados y finales de 2011. En la operacio´n diaria,
los hallazgos son similares, es decir el ingreso del transmisor tiende a ser mayor en
per´ıodos de demanda pico (Figura 5-6b).
Frente a un mercado meramente nodal (sin FTRs), el modelo propuesto tambie´n ofrece
mejoras, dado que controla el ingreso del transmisor por el componente de congestio´n.
En la Figura 5-6a puede verse como para mediados y finales de 2011, el ingreso pro-
medio diario de los transmisores en el modelo propuesto con FTRs es relativamente
menor que sin ellos (M. nodal). Esto ocurre porque el porcentaje de participacio´n de
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los transmisores en el modelo con FTRs se calcula sobre el remanente despue´s de li-
quidar los FTRs, y no sobre la totalidad de las rentas por congestio´n recolectadas del
mercado.
Lo anterior, hace que la remuneracio´n de la transmisio´n sea ma´s eficiente econo´micamente.
Desde el punto de vista del transmisor le sera´n remunerados todos los costos, incluyendo
aquellos que se incurren en la operacio´n de un sistema en per´ıodos de congestio´n, y desde el
punto de vista del mercado, so´lo se pagara´ el cargo adicional cuando hay congestio´n.
Figura 5-6: Liquidacio´n de la transmisio´n: ingresos promedio diarios (a) e ingresos horarios
por componente en el modelo propuesto (b).
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Estos resultados soportan el buen funcionamiento de la estructura de mercado propuesta.
En comparacio´n con el esquema actual del mercado colombiano: con la inclusio´n de precio
nodales hay cambios positivos en la operacio´n y liquidacio´n del sistema, al analizar las
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restricciones de derivan sen˜ales de inversio´n y localizacio´n para el regulador, el planeador
y los agentes del mercado, y finalmente se mejora la estructura de la remuneracio´n de la
transmisio´n con un cargo variable por congestio´n. No obstante, para este u´ltimo punto so´lo
se ha considerado la remuneracio´n de la capacidad existente, por lo que en la siguiente seccio´n
se investiga por medio de escenarios co´mo se comporta el mercado cuando los transmisores
reciben FTRs por las nuevas inversiones.
5.2. Escenarios
Dado que el crecimiento de la demanda es la que motiva las expansiones de capacidad de
generacio´n y transmisio´n, y por ende las transacciones en el mercado de energ´ıa y de FTRs,
se plantean tres escenarios de demanda: alto, medio y bajo. En el escenario alto se estima que
para el periodo comprendido entre los an˜os 2013-2020 se presentara´ un crecimiento promedio
anual de la demanda de 4.5 %, mientras para los escenarios medio y bajo las tasas son de
3.9 % y 3.4 %, respectivamente [226].
Todos los escenarios se plantean para el an˜o 2020, lo cual obedece a la necesidad de
permitir el ingreso de los proyectos de expansio´n de la transmisio´n y generacio´n planteados
en los planes de expansio´n de los an˜os 2009 [221], 2010 [222], 2011 [223], y 2012 [224]. En
las Tablas 5-1 y 5-2 se presentan los proyectos de transmisio´n y generacio´n considerados
respectivamente. Respecto a la informacio´n presentada se tiene lo siguiente:
So´lo se incluyeron aquellos proyectos de interconexio´n que implican un incremento
de la capacidad de intercambio de energ´ıa entre nodos modelados. Adema´s, puesto
que no se dispone de datos te´cnicos sobre los proyectos, la capacidad de las l´ıneas se
derivo´ de las caracter´ısticas de l´ıneas similares presentes en el sistema modelado. De
igual manera, como algunos proyectos aun no han sido adjudicados para construccio´n,
los inversionistas que reciben tales adjudicaciones fueron supuestos.
Se considera la entrada en operacio´n de la interconexio´n con Panama´. Ante la posi-
bilidad de importacio´n y exportacio´n de energ´ıa se incluye un generador y un comer-
cializador asociado a tal nodo respectivamente. Las caracter´ısticas del generador se
derivaron de la informacio´n suministrada en [226].
Del conjunto de proyectos de expansio´n de la generacio´n propuestos en los diferentes
planes, so´lo se consideraron aquellos que segu´n la UPME reportaron avances en 2012
(ve´ase [225]).
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Para estos escenarios, los resultados en cuanto a los precios de la energ´ıa y la estructura
de mercado siguen lo discutido anteriormente para el caso base; para el mercado de FTRs y
el ingreso del transmisor, los hallazgos var´ıan como se ve a continuacio´n.
5.2.1. Mercado de FTRs
Las nuevas inversiones en generacio´n y transmisio´n alivian la congestio´n en algunas l´ıneas,
pero no son suficientes para gestionar las restricciones presenten en el sistema. En la Figura
5-7 se muestran las interfaces congestionadas en 2020. Se observa que en los tres escena-
rios las expansiones en transmisio´n se quedan cortas ante el crecimiento de la demanda.
Interfaces de transmisio´n que estaban congestionadas en 2010 y 2011 continu´an esta´ndolo
en un importante nu´mero de horas durante 2020. Los principales casos se presentan en las
conexiones CHIVOR-BOGOTA, ANTIOQUI-MAGDAMED y CERROMAT-CORDOSUC.
Para la interfaz CHIVOR-BOGOTA el nu´mero de per´ıodos de congestio´n disminuyo´ por
la entrada de los circuitos auxiliares (Tabla 5-1), no obstante esta interfaz continu´a siendo
un importante cuello de botella para el intercambio de energ´ıa entre el centro y el nororiente
del pa´ıs, adema´s de permitir la evacuacio´n de la generacio´n local, que por ser hidra´ulica en
condiciones normales de operacio´n funciona a su ma´xima capacidad.
Por su parte, las interconexiones ANTIOQUI-MAGDAMED y CERROMAT-CORDOSUC
se congestionan por la necesidad de evacuar la vasta generacio´n de ANTIOQUI. Con la en-
trada en operacio´n de ITUANGO, el nodo ANTIOQUI queda con importante capacidad
de exportacio´n hacia el resto del pa´ıs, por lo que las interconexiones mencionadas se con-
vierten en cuellos de botella para satisfacer la demanda del nordeste y el norte del pa´ıs
respectivamente.
Entre otras cosas, lo anterior indica que la red resultante despue´s de las expansiones de
transmisio´n presenta deficiencias frente a los incrementos en la generacio´n hidra´ulica en el
centro del pa´ıs. Aunque la red permite evacuar la generacio´n hacia los nodos ma´s cercanos,
los flujos resultantes generan altos niveles de carga en las interfaces adyacentes, las cuales
transportan la energ´ıa a nodos de demanda ma´s alejados.
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Figura 5-7: Restricciones vinculantes del STN en 2020.
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ESCENARIO BAJO
L1 ANCON SUR (ISA) - ESMERALDA (ISA) 1 230 kV
L2 ANCON SUR (ISA) - ESMERALDA 2 230 kV
L51 BETANIA - MIROLINDO 1 230 kV
L17 BOLIVAR (CARTAGENA) - SABANALARGA 1 220 kV
L31 CHIVOR - SOCHAGOTA 1 230 kV
L32 CHIVOR - SOCHAGOTA 2 230 kV
L42 FUNDACION - SABANALARGA 1 220 kV
L57 LA SIERRA - SAN CARLOS 1 230 Kv
L9 MALENA - PRIMAVERA 1 230 kV
L90 MONTERIA-URABA 220 kV
L60 PRIMAVERA - COMUNEROS 2 230 kV
L68 SAN CARLOS - PURNIO 1 230 kV
L69 SAN CARLOS - PURNIO 2 230 kV
Este conjunto de patrones de congestio´n identificados en la red de 2020, soportan la posi-
bilidad de negociacio´n de FTRs. En la Figura 5-8 se presentan las principales caracter´ısticas
de las subastas mensuales de FTRs realizadas para los diferentes escenarios. No´tese que de
manera similar a lo ocurrido en los an˜os 2010 y 2011 (Figura 5-4), para 2020 en todos los
escenarios las ofertas de compra de FTRs se concentran en precios y cantidades relativamen-
te bajas, no obstante persisten ofertas con cantidades y/o precios elevados (Figura 5-8a).
Puesto que el precio de oferta de los compradores esta´ directamente relacionado con las
diferencias de precios nodales, estos precios elevados indican que los compradores de FTRs
aun perciben altos niveles de congestio´n en el mercado.
De otro lado, salvo meses como agosto y septiembre, para la mayor parte de las subastas
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mensuales realizadas no hay diferencias considerables entre la cantidad de FTRs asignados en
cada escenario (Figura 5-8b). Al respecto debe considerarse que las proyecciones de demanda
se realizaron a partir de datos de 2012, an˜o en el cual se registro´ variabilidad clima´tica en el
tercer trimestre2.
Lo anterior sugiere que los modelos anal´ıticos utilizados por los compradores para iden-
tificar sus necesidades de cobertura del riesgo deben incluir, adema´s del comportamiento
histo´rico de los precios y de la demanda, un componente ligado a la estacionalidad. Por
ejemplo, en per´ıodos de escasez de lluvias los precios tienden a subir motivados por la es-
peculacio´n de los generadores hidra´ulicos, lo cual recorta las diferencias de precios frente a
los nodos de demanda remotos o con generacio´n te´rmica asociada, por lo que contrario a lo
que podr´ıa pensarse, los FTRs pueden tener un valor de mercado menor (ve´ase las curvas
de ingresos totales mostradas en la Figura 5-8b).
Por otra parte, tal como se vio para 2010 y 2011, los comercializadores que ma´s compran
FTRs siguen siendo aquellos que atienden los nodos fronterizos y de la costa norte de Co-
lombia (Figura 5-8c), es decir ISGC en NORDESTE, CCOC en BOLIVAR y ATLANTIC, y
GECC en los nodos de CERROMAT, CORDOSUC y GCM. El caso del nordeste es especial
puesto que en este nodo se instalo´ la central SOGAMOSO. Que persista la compra de FTRs
significa que ISGC buscando minimizar costos sigue adquiriendo la energ´ıa en ANTIOQUI
y SANCARL, en lugar de usar generacio´n local y un poco ma´s cara. De esta manera la
transacciones resultantes sufren las consecuencias de la congestio´n presente en las interfaces
de tra´nsito como se vio en la Figura 5-7, no obstante, a favor se tiene el hecho de que por
ser SOGAMOSO una central hidra´ulica se espera que en condiciones clima´ticas favorables
los precios de la energ´ıa no sean elevados.
2Para mayor informacio´n clima´tica puede verse http://www.pronosticosyalertas.gov.co/jsp/895
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De este ana´lisis, entre otras cosas se destaca la posible existencia de un componente
estacional en la negociacio´n de FTRs en Colombia (Figura 5-8b), el cual es introducido
directamente por las variaciones de los precio nodales. Frente a esto, surge la cuestio´n de
que´ porcentaje de dicha variacio´n responde a la estacionalidad y que proporcio´n puede
ligarse al poder de mercado. Al respecto en Colombia se han adelantado varios esfuerzos
para identificar y mitigar el poder de mercado en generacio´n, entre ellos la implementacio´n
del precio de escasez, adema´s de varios estudios metodolo´gicos (ve´ase por ejemplo [40, 41, 70,
93, 3, 171]). Por su parte en la metodolog´ıa propuesta, los FTRs proveen cobertura del riesgo,
en tanto que los precios nodales develan las causas, consecuencias y posibles soluciones a
partir del ana´lisis de las restricciones del sistema.
5.2.2. Ingreso del transmisor
Anteriormente se analizo´ como cambia el ingreso del transmisor con un cargo variable de
rentas por congestio´n para remunerar la infraestructura existente. Para nueva infraestruc-
tura el modelo propuesto contempla la asignacio´n de FTRs. Al respecto, las simulaciones
realizadas indican que las nuevas inversiones pueden dar ingresos por los FTRs correspon-
dientes desde el momento en que entran en operacio´n (Figura 5-9a), pues las ampliaciones
no alivian las congestiones en el sistema. Esto implica que los transmisores tienen incentivos
para inversio´n, puesto que por lo menos en el corto y mediano plazo pueden obtener ingre-
sos adicionales, siempre que los generadores no ejerzan poder de mercado y mientras no se
efectu´en expansiones de capacidad que alivien las restricciones.
En contraste a lo anterior, el planeador tiene incentivos para atender a las sen˜ales de
inversio´n y localizacio´n del mercado. De esta forma en la planeacio´n de las nuevas inversiones
en transmisio´n se puede incluir como medida del beneficio social el porcentaje de alivio de
las congestiones, por lo que la nueva capacidad al entrar en operacio´n contribuye al alivio de
las restricciones, y por ende so´lo generara´ ingresos por los FTRs cuando la capacidad vuelva
a ser insuficiente ante el crecimiento de la demanda.
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De otro lado, la Figura 5-9 tambe´n deja ver que valor de los ingresos por FTRs por
las nuevas inversiones puede ser considerable en comparacio´n con las rentas por congestio´n
recolectadas en cada uno de los escenarios. En la Figura 5-9a, se ve como aun cuando
las expansiones son pequen˜as en comparacio´n con la infraestructura existente, los recaudos
por los FTRs correspondientes pueden ser superiores al 10 % de las rentas por congestio´n
recolectadas en la totalidad del sistema. Esto ocurre no so´lo por el nivel de demanda, sino
tambie´n por la configuracio´n de la red resultante tras las expansiones. Es posible que mientras
localmente una nueva l´ınea permita la gestio´n de congestiones, este´ afectando negativamente
a otras interfaces del sistema generando grandes diferencias en los precios nodales.
No obstante lo anterior, respecto al ingreso de los transmisores las simulaciones indican
que au´n cuando persiste la congestio´n en el sistema, dicho el ingreso se mantiene controlado.
En las Figuras 5-9b , 5-9c y 5-9d se presenta el ingreso promedio horario de los transmisores
para el escenario ALTO, MEDIO y BAJO respectivamente. Observe que los ingresos obteni-
dos bajo el modelo propuesto son similares a los que se obtienen en el esquema colombiano
(modelo MC). Los ingresos de los transmisores siguen la tendencia de la demanda y salvo las
horas pico en las que se presenta mayor congestio´n, el monto total se mantiene por debajo
del ingreso regulado.
Lo anterior tiene bastante importancia pues aun cuando la congestio´n se mantuvo e incluso
aumento´ despue´s de las expansiones realizadas, el esquema propuesto no cae en sobreremu-
neracio´n de la capacidad de transmisio´n, al tiempo que mantiene los incentivos para que los
transmisores y posibles inversionistas se interesen en participar en el mercado, al saber que
su inversio´n esta´ asegurada.
Como se observa tanto en los ana´lisis realizados para los an˜os 2010 y 2011, como para
2020, el esquema propuesto presenta un buen funcionamiento. En los dos casos se resalta el
papel fundamental de las diferentes instituciones que intervienen en el mercado. El planeador
es de vital importancia porque de una adecuada planeacio´n de las inversiones en generacio´n
y transmisio´n depende el incremento o la disminucio´n de la congestio´n, y por ende la nego-
ciacio´n de los FTRs y la adecuada remuneracio´n de la transmisio´n. Aunque quiza´s eliminar
completamente la congestio´n sea una opcio´n poco viable por el monto de las inversiones
requeridas, es labor del planeador internalizar las restricciones en el plan de expansio´n para
gestionarlas de la mejor manera posible. Incluir el beneficio social como uno de los criterios
de decisio´n en el proceso de planeacio´n es una buena herramienta para ello, y al respecto el
porcentaje de alivio de la congestio´n en una buena medida de tal beneficio.
Por su parte, el regulador en coordinacio´n con el operador del sistema requieren de inter-
cambio continuo de informacio´n para monitorear y mitigar el poder de mercado en la oferta.
En el esquema propuesto, las variaciones de los precios nodales pueden ser analizadas y usa-
das para tal fin. Adicionalmente, dado que el ejercicio de poder de mercado puede afectar
los ingresos por congestio´n de los transmisores, estos u´ltimos tambie´n estar´ıan interesados
en hacer parte de la vigilancia de las acciones de los comportamientos de los generadores.
De manera similar el operador tambie´n pasa a encargarse del esquema de subastas, desde
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el proceso de recepcio´n de ofertas hasta la liquidacio´n de los FTRs resultantes. Esto junto
con la operacio´n del mercado bajo una estructura nodal implica mejorar la disponibilidad
de informacio´n, lo cual se traduce en mayores costos administrativos, al tiempo que mejora
los procesos decisorios de los agentes.
En resumen, bajo las simplificaciones realizadas, la metodolog´ıa propuesta presenta varios
beneficios, no obstante requiere un variado conjunto de ana´lisis adicionales que permitan
identificar fortalezas adicionales y corregir las falencias. Al respecto, consideramos que al
ana´lisis costo-beneficio de la implementacio´n y el estudio de la respuesta del mercado en el
largo plazo, como los ma´s relevantes, y los cuales quedan como trabajo futuro.
Cap´ıtulo 6
Conclusiones y recomendaciones
6.1. Conclusiones
La remuneracio´n y asignacio´n de capacidad de transmisio´n en mercados ele´ctricos son
dos to´picos de gran importancia por su impacto en la eficiencia de los mismos en el corto y
largo plazo. En esta tesis se investigo´ la aplicacio´n de una metodolog´ıa de remuneracio´n y
asignacio´n de capacidad en el mercado ele´ctrico colombiano, como alternativa a los esquemas
existentes. A continuacio´n se presenta un resumen de las principales conclusiones encontradas
durante esta investigacio´n.
6.1.1. Sobre remuneracio´n y asignacio´n de capacidad de transmi-
sio´n
La remuneracio´n y asignacio´n de la capacidad de transmisio´n en mercados desregulados
son tareas complejas, sin solucio´n definitiva, y el enfoque utilizado para desarrollarlas requiere
ser adaptado a las condiciones del mercado. La revisio´n bibliogra´fica realizada, indica que no
basta con conocer la forma en que se calculan las tarifas de transmisio´n, y con asegurar que
e´sta sea implementable desde el punto de vista te´cnico y econo´mico. El proceso de aplicacio´n
de una metodolog´ıa debe realizar un ana´lisis transversal sobre el mercado, de manera que
se identifiquen sus ventajas, desventajas y limitaciones frente a la estructura del mercado
(uninodal, nodal o zonal), el disen˜o del mercado de energ´ıa (bolsa de energ´ıa y/o contratos
bilaterales) y el mecanismo de asignacio´n de capacidad usado (prorrateo, prioridad, contratos
bilaterales o subastas). El ana´lisis realizado sugiere lo siguiente:
1. No hay un mecanismo de remuneracio´n cuyo desempen˜o sea superior al de los dema´s.
Por ejemplo, la simplicidad de mecanismos como el cargo estampilla, el camino contra-
tado y MW-mile se ve opacada por su desempen˜o inferior en cuanto a eficiencia, sen˜ales
de localizacio´n de generacio´n y demanda, sen˜ales de inversio´n, y remuneracio´n adecua-
da. En contraste, los mecanismos basados en precios marginales (nodales o zonales),
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aunque un poco ma´s complejos, presentan un mejor desempen˜o en tales criterios.
2. El criterio de eficiencia es el ma´s discutido en la mayor´ıa de los mecanismos de re-
muneracio´n analizados. Al respecto, los puntos de debate son la gestio´n adecuada de
las restricciones de transmisio´n y la interferencia con el mercado de la energ´ıa. En el
primer punto los esquemas que involucran rentas por congestio´n y/o derechos de trans-
misio´n son los que manifiestan un mejor desempen˜o. En el segundo punto sobresalen
los esquemas que le dan un cara´cter financiero a la transmisio´n de electricidad, sobre
aquellos que involucran los aspectos te´cnicos de esta actividad.
3. Los procesos decisorios de cara´cter estructural dentro de los mercados ele´ctricos re-
quieren de la inclusio´n de los costos regulatorios y administrativos como criterio de
evaluacio´n de alternativas. Todos los mecanismos analizados requieren algu´n tipo de
regulacio´n que los complemente y ayude a gestionar los problemas asociados a la tarifi-
cacio´n de un monopolio natural. Los principales esfuerzos al respecto esta´n relacionados
con la disponibilidad de informacio´n, la adaptacio´n de la misma frente a los cambios
en el sistema (como en el caso de los FGRs), la gestio´n de esquemas de cargos comple-
mentarios y mecanismos de liberacio´n de capacidad, y el control del poder de mercado
para los mecanismos de remuneracio´n susceptibles a la manipulacio´n por parte de los
agentes del mismo.
6.1.2. Sobre la metodolog´ıa propuesta
El mercado ele´ctrico colombiano requiere importantes esfuerzos encaminados a mejorar su
eficiencia. En cuanto a remuneracio´n de la transmisio´n, entre otros aspectos, estos esfuerzos
deben orientarse a mejorar las sen˜ales de localizacio´n y de inversio´n, y a darle manejo a la
congestio´n. Para ello, en este documento se propuso un esquema de mercado compuesto de un
sistema de precios nodales, en el que se remunere la transmisio´n mediante un ingreso regulado
que incluya un componente variable asociado a las rentas por congestio´n, y finalmente, un
mercado de negociacio´n de derechos financieros de transmisio´n.
Los hallazgos teo´ricos y las simulaciones sobre la metodolog´ıa propuesta permiten concluir
lo siguiente.
1. El mercado colombiano presenta restricciones de capacidad de transmisio´n considera-
bles a lo largo del STN, por lo que considerarlo uninodal compromete su eficiencia,
dado que se genera un sistema de subsidios cruzados que afecta la demanda cercana a
nodos de oferta hidra´ulica o mejor interconectados, en beneficio de aquella demanda
localizada en centros de consumo lejanos, con restricciones, y/o con generacio´n te´rmica
asociada.
2. Un sistema de precios nodales env´ıa sen˜ales de precios que pueden ser de utilidad
para los agentes del mercado. Con tales sen˜ales, los generadores y comercializadores
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pueden gestionar mejor sus transacciones y su localizacio´n, en tanto que el transmisor al
evaluar las restriciones de transmisio´n tiene la posibilidad de identificar oportunidades
de inversio´n. Por su parte, el regulador tiene un mejor panorama sobre el mercado
que le permite identificar y controlar aquellas situaciones que propicien el poder de
mercado, y finalmente el planeador queda facultado para incluir dentro de los planes
de expansio´n aquellas inversiones que respondan a oportunidades de negocio, adema´s
de las requeridas para mantener la confiablidad del sistema.
3. El equema propuesto plantea un cambio de paradigma en el desarrollo de las inversio-
nes en transmisio´n en el mercado colombiano, en el que en la mayor´ıa de los casos la
inversio´n en nueva generacio´n es la que motiva la instalacio´n de nuevas l´ıneas, pues se
pasar´ıa a un esquema en el que tambie´n se consideren oportunidades de negocio para
la transmisio´n y el alivio de los sobrecostos para la demanda como medida del beneficio
social. Las sen˜ales ofrecidas por el mercado hacen posible que el planeador identifique
fa´cilmente las interfaces congestionadas, las razones y un conjunto de posibles solu-
ciones. Este conjunto de soluciones complementara´ aquellas inversiones definidas por
confiabilidad, para formar el plan de expansio´n. Este plan, al ejecutarse no solo ase-
gurara´ la confiabilidad del sistema sino que intervendra´ las interfaces congestionadas
aliviando la carga sobre ellas, lo que a su vez reducira´ el monto de las rentas por
congestio´n.
4. El esquema de subastas mensuales de derechos de transmisio´n financieros permite
que los comercializadores se cubran del riesgo impuesto por las variaciones en los
precios nodales. Estos riesgos pueden ser sustanciales para negociaciones realizadas
entre generadores del centro del pa´ıs y comercializadores que atienden la demanda de
los nodos de la costa norte o los enlaces internacionales. La cantidad de FTRs asignados
responde a las condiciones del mercado, es decir var´ıa segu´n los per´ıodos de demanda
sean pico o valle, y dependiendo del mes en el que se desarrolle la subasta.
5. La negociacio´n de FTRs so´lo en subastas mensuales ofrece una versatilidad modera-
da para los compradores. Tal negociacio´n tiene un componente estacional ligado al
comportamiento del clima, y el cual es internalizado en mercado por medio de las va-
riaciones en los precios de oferta de los generadores. En el modelo computacional no
se consideraron tales variaciones ni posibles cambios de comportamiento del mercado
dentro de un mismo mes, por lo que un comercializador que adquirio´ FTRs puede
quedar expuesto a riesgos adicionales cuando el sentido de la congestio´n no es el mis-
mo en el que se definio´ un determinado FTR. En teor´ıa, la implementacio´n de un
mercado secundario podr´ıa mejorar las coberturas de riesgo ante las variaciones no
previstas del comportameinto del mercado dentro de un mismo mes. De igual manera,
el mercado secundario tambie´n podria hacer que el mercado de FTRs presente mayor
liquidez. Adicionalmente, la comercailizacio´n de FTRs no solo como obligaciones sino
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tambie´n como opciones puede permitir coberturas ma´s especializadas y adaptadas a
los requisitos de los compradores.
6. Aunque se requieren variados ana´lisis complementarios, se considera que la remune-
racio´n del transmisor mediante un cargo complementario y un ingreso asociado a las
rentas por congestio´n, funciona de manera eficiente. El cargo de congestio´n variable
busca representar las condiciones de la red y puede contribuir a remunerar la totalidad
de los costos de los transmisores, adema´s de incentivarlo a invertir en nueva capacidad,
siempre que su aplicacio´n se complemente con la accio´n del planeador, y se conser-
ve el esquema de compensaciones usado en la actual estructura de remuneracio´n del
mercado ele´ctrico colombiano.
7. Asignar FTRs por las nuevas inversiones es una buena herramienta para incentivar la
instalacio´n de nueva capacidad, no obstante es deseable que dichos FTRs so´lo generen
ingresos cuando la red se congestione nuevamente como consecuencia del incremento
de la demanda, y no como consecuencia de efectos colaterales de otras inversiones. Le
corresponde al planeador coordinar el desarrollo de inversiones para que se alivien las
restricciones al tiempo que se preserva la confiabilidad de la red.
En adicio´n a este conjunto de hallazgos, se resalta como aporte adicional las bondades de
la herramienta computacional elaborada, la cual permite:
Cargar datos automa´ticamente a partir de las bases de datos de XM.
Realizar ofertas de generacio´n. Los datos descargados de XM son organizados au-
toma´ticamente para generar ofertas diarias de disponibilidad (precio diario y capacidad
horaria) para cada central de generacio´n.
Construir bases de datos de contratos bilaterales entre los agentes a partir de datos
reales del mercado colombiano. Considerando la capacidad de los generadores y pro-
yecciones de demanda de los comercializadores, estos u´ltimos realizan ofertas de precio
y cantidad a los generadores ma´s baratos hasta contratar el 80 % de su demanda. En
este proceso de contratacio´n: 1.) se dio prioridad a los comercializadores con mayor
cantidad de demanda, y 2.) so´lo se negociaron contratos con una duracio´n esta´ndar
de 2 an˜os y del tipo pague lo cotratado o pague lo demandado, el cual es definido
aleatoriamente.
Modelar de manera simplificada el sistema de transmisio´n nacional.
Realizar simplificadamente los despachos (real e ideal) diarios de electricidad.
Liquidar simplificadamente el mercado usando la estructura del mercado ele´ctrico co-
lombiano.
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Liquidar simplificadamente el mercado usando la estructura propuesta.
Realizar subastas mensuales de FTRs, con comportamientos estrate´gicos ba´sicos para
los compradores.
Generar resultados gra´ficos y tabulados sobre las principales variables del mercado.
6.2. Recomendaciones
Es claro que para determinar la factibilidad de un esquema como el propuesto en el
mercado colombiano se requieren variados ana´lisis complementarios, por lo que como trabajo
futuro se plantea lo siguiente:
1. Investigar el funcionamiento de la subasta mensual permitiendo que generadores tam-
bie´n actu´en como compradores de FTRs.
2. Determinar el impacto que tendr´ıa en el mercado la inclusio´n de una subasta anual de
FTRs y de un mercado secundario como los pospuestos.
3. Investigar la respuesta en el largo plazo de los transmisores, si se les otorga FTRs por
las nuevas inversiones en activos.
4. Implementar comportamientos e interacciones ma´s sofisticadas para los agentes, de tal
manera que se represente mejor la realidad.
5. Realizar un ana´lisis costo-beneficio de la implementacio´n de esquemas de mercado
como el propuesto, frente a la actual estructura del mercado colombiano.
6. Incluir caracter´ısticas particulares del mercado colombiano, por ejemplo: la regulacio´n
de los dema´s sectores de la industria ele´ctrica, la disponibilidad de los recursos de
generacio´n, los atentados a la infraestructura, el efecto de los feno´menos clima´ticos,
entre otras cosas.
7. Validar la estructura de mercado propuesta con expertos, para corregir posibles falen-
cias.
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Tabla A-1: Nomenclatura para la liquidacio´n de la generacio´n y la comercializacio´n.
NOMENCLATURA
ABREVIATURA DESCRIPCIO´N
NCONTRATOSPC nu´mero de contratos pague lo contratado
NCONTRATOSPD nu´mero de contratos pague lo demandado
CONTRATOSPC lista de contratos pague lo contratado
CONTRATOSPD lista de contratos pague lo demandado
GENERACIO´NREAL generacio´n real del generador [MWh]
GENERACIO´IDEAL generacio´n ideal del generador [MWh]
PRECIOBOLSA precio de bolsa [$/MWh]
GENIDEALREM generacio´n ideal remanente despue´s de contratos [MWh]
DEMANDAREALPD demanda real remanente a atender en contratos pague lo demandado [MWh]
INGPC ingreso generador por contratos pague lo contratado [$]
INGPD ingreso generador por contratos pague lo demandado [$]
CBG magnitud de las compras en bolsa del generador [MWh]
EGRCB valor de las compras en bolsa del generador [$]
VBG magnitud de las ventas en bolsa del generador [MWh]
INGVB valor de las ventas en bolsa del generador [$]
RECON magnitud de las reconciliaciones [MWh]
PRECONPOS precio reconciliacio´n positiva [$/MWh]
RPOS valor de las reconciliaciones positivas [$]
PRECONNEG precio reconciliacio´n negativa [$/MWh]
RNEG valor de las reconciliaciones negativas [$]
INGR ingreso del generador en el mercado de energ´ıa [$]
DEMANDAREAL demanda real del comercializador [MWh]
DEMANDAREALREM demanda real remanente por liquidar para el comercializador [MWh]
EGRPC egreso comercializador por contratos pague lo contratado [$]
EGRPD egreso comercializador por contratos pague lo demandado [$]
CBC magnitud de las compras en bolsa del comercializador [MWh]
EGRCB valor de las compras en bolsa del comercializador [$]
VBC magnitud de las ventas en bolsa del comercializador [MWh]
INGVB valor de las ventas en bolsa del comercializador [$]
EGR egreso del comercializador en el mercado de energ´ıa [$]
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Tabla A-2: Simplificaciones para la liquidacio´n de la generacio´n y la comercializacio´n.
SIMPLIFICACIONES
1. Los generadores no poseen contratos de compra de energ´ıa.
2. El precio de reconciliacio´n positiva tanto para generadores te´rmicos como para hidra´ulicos se calculan para
cada central a partir de aleatorios y un precio de referencia. La metodolog´ıa real de la CREG esta´ en las
resoluciones CREG 034-2001 y CREG 036-2010 para plantas hidra´ulicas, y CREG 034-2001, CREG 084-2005
y CREG 051-2009 para plantas te´rmicas.
3. El precio de reconciliacio´n negativa se asume igual al precio de bolsa tanto para generadores te´rmicos como
hidra´ulicos. Los detalles de la metodolog´ıa real se pueden encontrar en la resolucio´n CREG 121-2010.
4. Los comercializadores so´lo poseen contratos de compra de energ´ıa, no de venta de energ´ıa.
Figura A-1: Liquidacio´n para cada generador.
INICIO
iV=V1
hV=V1
INGPCV[h]V=VINGPCV[h]V+V
CONTRATOSPC[i].PRECIO[h]V*V
CONTRATOSPC[i].ENERGÍA[h]
iV>VNCONTRATOSPC
NO SI
NCONTRATOSPCV>V0SI
NCONTRATOSPDV>V0
NO
iV=ViV+V1
INGPDV[h]V=VINGPDV[h]V+VCONTRATOSPD[j].PRECIO[h]V*V
ENERGÍAPDV[h]
jV=VjV+V1
jV=V1
SI
jV>VNCONTRATOSPD
NO
NO
GENIDEALREMV[h]V=VGENIDEALREMV[h]V
‐ CONTRATOSPC[i].ENERGÍA[h]
GENIDEALREMV[h]V=VGENIDEALREMV [h]V‐ ENERGÍAPDV[h]
SI
NCONTRATOSPC,VNCONTRATOSPD,VCONTRATOSPC,V
CONTRATOSPD,VGENERACIÓNIDEAL ,V
GENERACIÓNREAL ,VPRECONPOS,VPRECONNEG
PRECIOBOLSAV
INGPCV[h]V=VINGPDV[h]V=VVBGV[h]V=VCBGV[h]V=VRCONV[h]V=VRPOSV[h]V=VRNEGV[h]V=V0
GENIDEALREMV [h]V=VGENERACIÓNIDEAL [h]
A
B
NO
CONTRATOPD[j].COMPRADOR.DEMANDAREALPD[h]V=VV
CONTRATOPD[j].COMPRADOR.DEMANDAREALPD[h]V‐
ENERGÍAPDV[h]
ENERGÍAPDV[h]V=V
min(CONTRATOPD[j].COMPRADOR.DEMANDAREALPD[h],V
CONTRATOPD[j].ENERGÍA[h])
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Figura A-2: Liquidacio´n para cada generador (continuacio´n).
h > 24 NO
GENIDEALREM [h] > 0
A
NO
CBG [h] = GENIDEALREM [h]
SI
EGRCB [h] = PRECIOBOLSA[h] * CBG [h]
VBG [h] = GENIDEALREM [h]
INGVB [h] = PRECIOBOLSA[h] * VBG [h]
RECON [h] > 0
RPOS [h] = RECON [h] *PRECONPOS [h]
RECON [h] = GENERACIÓNREAL [h] ‐ GENERACIÓNIDEAL [h]
SI
RNEG [h] = RECON [h] * PRECONNEG [h]
NO
INGR [h]  = INGPC [h] + INGPD [h] + VBG [h] ‐ CBG [h] + RPOS [h] – RNEG [h]
B
FIN
INGPC, INGPD, VBG, EGRCB, 
CBG, INGVB, RECON, RPOS, 
RNEG, INGR
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Figura A-3: Liquidacio´n para cada comercializador.
INICIO
iB=B1
hB=B1
hB>B24
EGRPCB[h]B=BEGRPCB[h]B+BCONTRATOSPC[i].PRECIO[h]BsB
CONTRATOSPC[i].ENERGÍA[h]
iB>BNCONTRATOSPC
NO
SI
NCONTRATOSPCB>B0SI
NCONTRATOSPDB>B0
NO
iB=BiB+B1
EGRPDB[h]B=BEGRPDB[h]B+BCONTRATOSPD[j].PRECIOB
[h]BsBENERGÍAPDB[h]
jB=BjB+B1
jB=B1
SI
jB>BNCONTRATOSPD
NO
NO
NO
DEMANDAREALREMB [h]B=BDEMANDAREALREMB [h]B‐
CONTRATOSPC[i].ENERGÍA[h]
DEMANDAREALREMB[h]B=BDEMANDAREALREMB [h]B‐
ENERGÍAPDB[h]
SI
NCONTRATOSPC,BNCONTRATOSPDB
CONTRATOSPC,BCONTRATOSPD
DEMANDAREAL
PRECIOBOLSAB
ENGPCB[h]B=BENGPDB[h]B=BVBCB[h]B=BINGVBB[h]B=BCBCB[h]B=EGRCBB[h]BB=B0
DEMANDAREALREMB [h]B=BDEMANDAREALB [h]
B
NO
B
FIN
EGRPC,BEGRPD,B
VBC,BINGVB,BCBC,B
EGRCB,BEGR
ENERGÍAPDB[h]B=BminaDEMANDAREALREMB [h],B
CONTRATOPD[j].ENERGÍA[h]b
DEMANDAREALREMB[h]B<B0
NO
VBCB[h]B=BabsaDEMANDAREALREMB [h]b
INGVBB[h]B=BPRECIOBOLSA[h]BsBVBCB[h]
SI
DEMANDAREALREMB [h]B>B0
CBCB[h]B=BDEMANDAREALREMB[h]B
EGRCBB[h]B=BPRECIOBOLSA[h]BsBCBCB[h]
SI
EGRB[h]BB=BEGRPCB[h]B+BEGRPDB[h]B‐ INGVBB[h]B+B
EGRCBB[h]
NO
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B.1. Informacio´n utilizada
Para el desarrollo del modelo computacional se usaron diferentes conjuntos de informacio´n,
los cuales se describen brevemente en Tabla B-1. A partir de tales conjuntos se consolido´ una
base de datos con que incluye diversas variables sobre la oferta, la demanda y el sistema de
transmisio´n nacional. En la Tabla B-2 se presenta en detalle las variables que se encuentran
en tal base de datos junto con la fuente de informacio´n en las que pueden ser consultadas.
Tabla B-1: Conjuntos de informacio´n usados.
Conjunto Descripcio´n Referencia
CI1 Descripcio´n y funcionamiento sistema ele´ctrico colombiano Portal web XM
CI2 Informacio´n ofertas de electricidad Portal web XM
CI3 Informacio´n planeacio´n y operacio´n del SIN Portal web XM
CI4 Informacio´n para´metros te´cnicos del SIN Portal web Paratec
CI5 Informacio´n del mercado mayorista de electricidad Portal web Neo´n
CI6 Planes de expansio´n de referencia Portal web UPME
CI7 Caracter´ısticas generales unidades de generacio´n Portales web generadores
CI8 Informacio´n comercializadores Portales web comercializadores
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Tabla B-2: Informacio´n requerida por el modelo de simulacio´n.
Variable Fuentes de informacio´n
PARA CADA RECURSO DE GENERACIO´N
Nombre del recurso de generacio´n CI4, CI1
Co´digo XM del recurso OFEImmdd.txt (CI2)
Capacidad neta en MW CI4, CI1
Mı´nimo te´cnico en MW CI4
Tipo de recurso CI4, CI1
Combustible CI4
Empresa propietaria CI4
Empresa administradora CI4, CI1
Co´digo XM de la empresa administradora OFEImmdd.txt (CI2)
Oferta diaria de electricidad [MWh] OFEmmdd.txt (CI2)
Precio de oferta horario [$/MWh] OFEmmdd.txt (CI2)
Ubicacio´n geogra´fica CI7, CI1
Nodo de la red Elaboracio´n propia
PARA CADA GENERADOR
Nombre CI4
Co´digo XM OFEImmdd.txt (CI2)
Recursos de generacio´n que administra CI4
PARA CADA A´REA DE DEMANDA
Nombre a´rea operativa dDEMmmdd.txt(CI3), dDINmmdd.txt(CI3)
Magnitud demanda para cada hora [MWh] dDEMmmdd.txt(CI3), dDINmmdd.txt(CI3)
Comercializador que la atiende CI5
Nodo de la red Elaboracio´n propia
PARA CADA COMERCIALIZADOR
Nombre comercializador dDEMmmdd.txt(CI3), dDINmmdd.txt(CI3)
Nodos que atiende CI5, CI8, elaboracio´n propia
Co´digo XM CI5
PARA CADA LI´NEA DE TRANSMISIo´N
Nombre del circuito CI4
Ubicacio´n CI4
Propietario CI4
Voltaje CI4
Capacidad CI4
Reactancia CI4
Nodos que conecta CI4, elaboracio´n propia
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B.2. Caracter´ısticas del sistema modelado
En las siguientes tablas se presenta el conjunto de elementos incluidos en el sistema
interconectado modelado.
Tabla B-3: Generadores.
GENRADOR CO´DIGO XM
AES CHIVOR & CI´A S.C.A. E.S.P. CHVG
AGUAS DE LA CABAN˜A S.A. E.S.P. ADCG
CELSIA S.A E.S.P CIVG
CENTRAL HIDROELE´CTRICA DE CALDAS S.A. E.S.P. CHCG
CENTRAL TERMOELECTRICA EL MORRO 2 S.A.S. E.S.P CTMG
CENTRALES ELE´CTRICAS DE NARIN˜O S.A. E.S.P. CDNG
COMPAN˜I´A DE ELECTRICIDAD DE TULUA´ S.A. E.S.P. CETG
COMPAN˜I´A DE GENERACIO´N DEL CAUCA S.A. E.S.P. GNCG
CVALLEC1 CVAG
DICELER S.A. E.S.P. DLRG
ECUADOR ECUG
ELECTRIFICADORA DE SANTANDER S.A ESSG
ELECTRIFICADORA DEL HUILA S.A. E.S.P. HLAG
EMGESA S.A E.S.P ENDG
EMPRESA DE ENERGI´A DE CUNDINAMARCA S.A. E.S.P. EECG
EMPRESA DE ENERGI´A DE PEREIRA S.A E.S.P EEPG
EMPRESA DE ENERGI´A DEL PACI´FICO S.A. E.S.P. EPSG
EMPRESA DE GENERACIO´N DE CALI S.A. E.S.P. EGCG
EMPRESA URRA´ S.A. E.S.P EMUG
EMPRESAS PU´BLICAS DE MEDELLI´N E.S.P. EPMG
ENERGI´A RENOVABLE DE COLOMBIA S.A E.S.P. ERCG
ENERMONT S.A . E.S.P FACG
GENERADORA Y COMERCIALIZADORA DE ENERGI´A DEL CARIBE S.A. ESP GECG
GENERAMOS ENERGI´A S.A. E.S.P. GEEG
GESTIO´N ENERGE´TICA S.A. E.S.P. HIMG
ISAGEN S.A. E.S.P. ISGG
LA CASCADA S.A.S E.S.P. LCSG
PRESTADORA DE SERVICIOS PU´BLICOS LA CASCADA S.A. E.S.P. LCSG
PROELECTRICA & CIA S.C.A. E.S.P PRLG
TERMOCANDELARIA S.C.A. E.S.P TCDG
TERMOEMCALI I S.A E.S.P TEMG
TERMOFLORES S.A. E.S.P FRSG
TERMOPIEDRAS S.A. E.S.P. TRPG
TERMOTASAJERO S.A E.S.P TRMG
TERMOYOPAL GENERACION 2 S.A.S E.S.P. TYPG
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Tabla B-4: Comercializadores.
COMERCIALIZADOR CO´DIGO XM
EMPRESAS PUBLICAS DE MEDELLIN E.S.P. EPMC
ENERGIA EMPRESARIAL DE LA COSTA S.A. E.S.P. CCOC
EMGESA S.A. E.S.P. ENDC
EMPRESAS MUNICIPALES DE CALI E.I.C.E. E.S.P. EMIC
GENERADORA Y COMERCIALIZADORA DE ENERGIA DEL CARIBE S.A. E.S.P. GECC
ISAGEN S.A. E.S.P. ISGC
ELECTRIFICADORA DEL HUILA S.A. E.S.P. HLAC
ELECTRIFICADORA DEL META S.A. E.S.P. EMSC
ELECTRIFICADORA DE SANTANDER S.A. ESSC
ECUADOR ECUC
Tabla B-5: Nodos del modelo simplificado del STN.
NODO REGIONES CO´DIGO XM
ANTIOQUI Antioquia EPMC
ATLANTIC Atla´ntico, Norte de Bol´ıvar CCOC
BOGOTA Bogota´, Cundinamarca ENDC
BOLIVAR Bol´ıvar CCOC
CAUCANAR Cauca, Narin˜o, Putumayo EMIC
CERROMAT Cerromatoso GECC
CHIVOR Chivor ISGC
CORDOSUC Co´rdoba, Sucre GECC
CQR Caldas, Quind´ıo, Risaralda ISGC
GCM Guajira, Cesar, Magdalena GECC
HUILACAQ Huila, Caqueta´ HLAC
LAMIEL La Miel ISGC
MAGDAMED Magdalena Medio EPMC
META Meta EMSC
NORDESTE Arauca, Boyaca´, Santander, Norte de Santander ISGC
PAGUA Pagua ENDC
SANCARLO San Carlos ISGC
TOLIMA Tolima ENDC
VALLECAU Valle del Cauca ISGC
COROZO Venezuela ESSC
CUATRICENTENARIO Venezuela ISGC
ECUADOR220 Ecuador ECUC
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Tabla B-6: Unidades de generacio´n.
RECURSO DE
GENERACIO´N
CO´DIGO XM CO´DIGO XM
GENERADOR
NODO
ALBAN ALBAN EPSG VALLECAU
BARRANQUILLA 3 BARRANQ3 GECG ATLANTIC
BARRANQUILLA 4 BARRANQ4 GECG ATLANTIC
BETANIA BETANIA ENDG HUILACAQ
CALIMA CALIMA1 EPSG VALLECAU
CHIVOR CHIVOR CHVG CHIVOR
COGEN. INCAUCA COINCAUCA DLRG CAUCANAR
COROZO - SAN MATEO COROZO1 ESSG COROZO
COGEN. INGENIO SAN CARLOS 1 CSANCARLOS EPSG VALLECAU
CENTRAL CARTAGENA 1 CTGEMG1 ENDG BOLIVAR
CENTRAL CARTAGENA 2 CTGEMG2 ENDG BOLIVAR
CENTRAL CARTAGENA 3 CTGEMG3 ENDG BOLIVAR
COGEN. VALLE DEL CAUCA CVALLEC1 CVAG VALLECAU
TERMODORADA 1 DORADA1 CHCG CQR
ECUADOR ECUADOR11 ECUG ECUADOR220
ECUADOR ECUADOR12 ECUG ECUADOR220
ECUADOR ECUADOR13 ECUG ECUADOR220
ECUADOR ECUADOR14 ECUG ECUADOR220
ECUADOR ECUADOR21 ECUG ECUADOR220
ECUADOR ECUADOR22 ECUG ECUADOR220
ECUADOR ECUADOR23 ECUG ECUADOR220
ECUADOR ECUADOR24 ECUG ECUADOR220
ESMERALDA ESMERALDA CHCG CQR
TERMOFLORES FLORES1 FRSG ATLANTIC
TERMO FLORES 2 FLORES21 FRSG ATLANTIC
TERMO FLORES 3 FLORES3 FRSG ATLANTIC
TERMO FLORES 4 FLORESIVB FRSG ATLANTIC
FLORIDA 2 FLORIDA2 GNCG CAUCANAR
GUAJIRA 1 GUAJIR11 GECG GCM
GUAJIRA 2 GUAJIR21 GECG GCM
GUATAPE GUATAPE EPMG ANTIOQUI
GUATRON GUATRON EPMG ANTIOQUI
GUAVIO GUAVIO ENDG BOGOTA
INSULA INSULA CHCG CQR
JAGUA JAGUAS ISGG ANTIOQUI
LA TASAJERA LATASAJERA EPMG ANTIOQUI
AGUA FRESCA MAGUAFRE ADCG ANTIOQUI
MENORES ANTIOQUIA MANTIOQ1 EPMG ANTIOQUI
BELMONTE MBELMONTE EEPG CQR
MENORES BOGOTA MBOGOTA1 ENDG BOGOTA
CALDERAS MCALDERAS ISGG ANTIOQUI
MCARUQUIA MCARUQUIA LCSG ANTIOQUI
LA CASCADA (ANTIOQUIA) MCASCADA1 LCSG ANTIOQUI
MENORES CAUCA MCAUCAN1 CDNG CAUCANAR
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Tabla B-6: Unidades de generacio´n incluidas en el modelo (continuacio´n).
RECURSO DE
GENERACIO´N
CO´DIGO XM CO´DIGO XM
GENERADOR
NODO
MENORES CAUCA MCAUCAN2 GNCG CAUCANAR
CIMARRON MCIMARR1 CTMG NORDESTE
MENORES CQR MCQR1 CHCG CQR
MENORES CUNDINAMARCA MCUNDINAMARCA EECG BOGOTA
MCURRUCUCUES MCURRUCU FACG TOLIMA
PLANTA MENOR EL BOSQUE MELBOSQUE ERCG CQR
MENORES EMCALI MEMCALI EGCG VALLECAU
MERILECTRICA 1 MERILEC1 CIVG NORDESTE
MGUANAQUITAS MGUANAQUITA LCSG ANTIOQUI
MENORES HUILA MHUILAQ1 HLAG HUILACAQ
HIDROELECTRICA MIEL I MIEL1 ISGG LAMIEL
JEPIRACHI MJEPIRAC EPMG GCM
EL MORRO I MMORRO1 CTMG NORDESTE
EL MORRO II MMORRO2 CTMG NORDESTE
NUEVO LIBARE MNLIBARE EEPG CQR
MENORES NORDESTE MNORDE1 ESSG NORDESTE
PRADO 4 MPRADO4 EPSG TOLIMA
RIOMAYO MRIOMAYO CDNG CAUCANAR
PLANTA MENOR SANTA ANA MSANTANA ENDG BOGOTA
MSANTA RITA MSANTARITA FACG ANTIOQUI
MENOR SANTIAGO MSANTIAGO GEEG ANTIOQUI
MENORES TOLIMA MTOLIMA1 GNCG TOLIMA
MENORES TULUA MTULUA CETG VALLECAU
MENORES VALLE DEL CAUCA MVALLEC1 EPSG VALLECAU
MENORES YOPAL MYOPAL1 TYPG NORDESTE
MENOR AMAIME M AMAIME EPSG VALLECAU
PLANTA MENOR PROVIDENCIA M PROVIDEN DLRG VALLECAU
PAGUA PAGUA ENDG PAGUA
PAIPA 1 PAIPA1 HIMG NORDESTE
PAIPA 2 PAIPA2 HIMG NORDESTE
PAIPA 3 PAIPA3 HIMG NORDESTE
PAIPA 4 PAIPA4 HIMG NORDESTE
PALENQUE 3 PALENQ3 ESSG NORDESTE
PLAYAS PLAYAS EPMG ANTIOQUI
PORCE 2 PORCE2 EPMG ANTIOQUI
PORCE 3 PORCE3 EPMG ANTIOQUI
PRADO PRADO EPSG TOLIMA
PROELECTRICA 1 PROELEC1 PRLG BOLIVAR
PROELECTRICA 2 PROELEC2 PRLG BOLIVAR
RIO PIEDRAS RPIEDRAS CIVG ANTIOQUI
SALVAJINA SALVAJINA EPSG VALLECAU
SAN CARLOS SANCARLOS ISGG SANCARLO
SAN FRANCISCO SANFRANCISCO CHCG CQR
TASAJERO 1 TASAJER1 TRMG NORDESTE
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Tabla B-6: Unidades de generacio´n incluidas en el modelo (continuacio´n).
RECURSO DE
GENERACIO´N
CO´DIGO XM CO´DIGO XM
GENERADOR
NODO
TERMOCANDELARIA 1 TCANDEL1 TCDG BOLIVAR
TERMOCANDELARIA 2 TCANDEL2 TCDG BOLIVAR
TERMOCENTRO 1 TCENTRO1 ISGG MAGDAMED
TEBSA TEBSA GECG ATLANTIC
TERMOEMCALI TEMCALI TEMG VALLECAU
TERMOPIEDRAS TPIEDRAS TRPG TOLIMA
TERMOSIERRA TSIERRA EPMG MAGDAMED
TERMOVALLE TVALLE EPSG VALLECAU
TERMOYOPAL 2 TYOPAL2 TYPG NORDESTE
URRA URRA EMUG CERROMAT
VENEZUELA VENEZUE1 ISGG CUATRICENTENARIO
TERMOZIPA 2 ZIPAEMG2 ENDG BOGOTA
TERMOZIPA 3 ZIPAEMG3 ENDG BOGOTA
TERMOZIPA 4 ZIPAEMG4 ENDG BOGOTA
TERMOZIPA 5 ZIPAEMG5 ENDG BOGOTA
Tabla B-7: L´ıneas de transmisio´n del modelo simplificado del STN.
LI´NEA NOMBRE CIRCUITO TRANSMISOR
L1 ANCON SUR (ISA) - ESMERALDA (ISA) 1 230 kV ISA
L2 ANCON SUR (ISA) - ESMERALDA 2 230 kV ISA
L3 ANCON SUR ISA - SAN CARLOS 1 230 kV ISA
L4 ANCON SUR ISA - SAN CARLOS 2 230 kV ISA
L5 GUATAPE - SAN CARLOS 1 230 kV ISA
L6 GUATAPE - SAN CARLOS 2 230 kV ISA
L7 PORCE III - SAN CARLOS 1 500 kV ISA
L8 PLAYAS - PRIMAVERA 1 230 kV ISA
L9 MALENA - PRIMAVERA 1 230 kV ISA
L10 SABANALARGA - CHINU 1 500 kV ISA
L11 SABANALARGA - CHINU 2 500 kV ISA
L12 BACATA - PRIMAVERA 1 500 kV ISA
L13 LA SIERRA (ANTIOQUIA) - PURNIO 1 230 kV ISA
L14 LA SIERRA (ANTIOQUIA) - PURNIO 2 230 kV ISA
L15 LA REFORMA - TUNAL 1 230 kV EEB
L16 GUAVIO - LA REFORMA 1 230 kV EEB
L17 BOLIVAR (CARTAGENA) - SABANALARGA 1 220 kV TRANSELCA
L18 BOLIVAR (CARTAGENA) - SABANALARGA 2 220 kV ISA
L19 SABANALARGA - TERNERA 2 220 kV TRANSELCA
L20 BOLIVAR (CARTAGENA) - EL COPEY 1 500 kV ISA
L21 JAMONDINO - POMASQUI (ECUADOR) 1 230 kV ISA
L22 JAMONDINO - POMASQUI (ECUADOR) 2 230 kV ISA
L23 JAMONDINO - POMASQUI (ECUADOR) 3 230 kV EEB
L24 JAMONDINO - POMASQUI (ECUADOR) 4 230 kV EEB
L25 CERROMATOSO - PRIMAVERA 1 500 kV ISA
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Tabla B-7: L´ıneas de transmisio´n del modelo simplificado del STN (continuacio´n)
LI´NEA NOMBRE CIRCUITO TRANSMISOR
L26 CERROMATOSO - PORCE III 1 500 kV ISA
L27 CHIVOR - TORCA 1 230 kV ISA
L28 CHIVOR - TORCA 2 230 Kv ISA
L29 GUAVIO - CHIVOR 1 230 kV ISA
L30 GUAVIO - CHIVOR 2 230 kV ISA
L31 CHIVOR - SOCHAGOTA 1 230 kV ISA
L32 CHIVOR - SOCHAGOTA 2 230 kV ISA
L33 CHINU - CERROMATOSO 1 500 kV ISA
L34 CHINU - CERROMATOSO 2 500 kV ISA
L35 SAN FELIPE - ESMERALDA 1 230 kV ISA
L36 LA ENEA - SAN FELIPE 1 230 kV ISA
L37 ESMERALDA - YUMBO 2 230 kV ISA
L38 ESMERALDA - YUMBO 3 230 kV ISA
L39 ESMERALDA - LA VIRGINIA 1 230 kV ISA
L40 ESMERALDA - LA VIRGINIA 2 230 kV ISA
L41 LA VIRGINIA - LA HERMOSA 1 230 kV ISA
L42 FUNDACION - SABANALARGA 1 220 kV TRANSELCA
L43 FUNDACION - SABANALARGA 2 220 kV TRANSELCA
L44 FUNDACION - SABANALARGA 3 220 kV TRANSELCA
L45 EL COPEY - OCANA 1 500 kV ISA
L46 CUESTECITAS - CUATRICENTENARIO 1 230 kV ISA
L47 BETANIA - SAN BERNARDINO 1 230 kV ISA
L48 BETANIA - SAN BERNARDINO 2 230 kV ISA
L49 BETANIA - JAMONDINO 1 230 kV EEB
L50 ALTAMIRA - MOCOA (JUNIN) 1 230 kV EEB
L51 BETANIA - MIROLINDO 1 230 kV ISA
L52 MIEL I - PURNIO 1 230 kV ISA
L53 MIEL I - PURNIO 2 230 kV ISA
L54 MIEL I - SAN FELIPE 1 230 kV ISA
L55 MIEL I - SAN FELIPE 2 230 kV ISA
L56 PRIMAVERA - SAN CARLOS 1 500 kV ISA
L57 LA SIERRA - SAN CARLOS 1 230 Kv ISA
L58 OCANA - PRIMAVERA 1 500 kV ISA
L59 PRIMAVERA - COMUNEROS 1 230 kV ISA
L60 PRIMAVERA - COMUNEROS 2 230 kV ISA
L61 GUATIGUARA - PRIMAVERA 1 230 Kv ISA
L62 SAN MATEO (CUCUTA) - COROZO 1 230 kV CENS
L63 SAN MATEO (CUCUTA) - COROZO 2 230 kV CENS
L64 LA GUACA - LA MESA 1 230 kV EEB
L65 LA GUACA - LA MESA 2 230 kV EEB
L66 PARAISO - SAN MATEO EEB 1 230 kV EEB
L67 CIRCO - PARAISO 1 230 kV EEB
L68 SAN CARLOS - PURNIO 1 230 kV ISA
L69 SAN CARLOS - PURNIO 2 230 kV ISA
L70 SAN CARLOS - ESMERALDA 1 230 kV ISA
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Tabla B-7: L´ıneas de transmisio´n del modelo simplificado del STN (continuacio´n)
LI´NEA NOMBRE CIRCUITO TRANSMISOR
L71 SAN CARLOS - ESMERALDA 2 230 kV ISA
L72 SAN CARLOS - LA VIRGINIA 1 500 kV ISA
L73 MIROLINDO - LA MESA 1 230 kV ISA
L74 MIROLINDO - LA MESA 2 230 kV ISA
L75 SAN FELIPE - LA MESA 1 230 kV ISA
L76 SAN FELIPE - LA MESA 2 230 kV ISA
L77 JUANCHITO (220 KV) - PAEZ 1 230 kV ISA
L78 YUMBO - SAN BERNARDINO 1 230 kV ISA
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Figura B-1: Sistema de transmisio´n nacional (STN) - 2011.
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Figura B-2: Ubicacio´n de las unidades de generacio´n.
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Figura B-3: Ubicacio´n de las plantas menores.
 
Pastales 
Mirolindo 
San José 
Sonson 
Manantiales 
  Cementos del Nare 
Riogrande I 
S. José de la montaña 
América Bello 
Niquia 
Piedras blancas 
Nutibara 
Riofrio 
Urrao Rio abajo 
Amalfi 
Ventana A 
Ventana B 
Iquira I 
Iquira II Coconuco 
Asnazu Rio Palo 
Nima 
Rio Cali 
Inza 
Patico-La Cabrera 
Sajandi 
Mondomo 
Silvia 
Sueva 2 
Intermedia Municipal 
San Cancio Guacaica 
Rionegro 
La tinta 
S. Antonio 
tinta Charquito 
El limonar 
La junca 
Tequendama 
tinta 
Cascada 
Palmas San Gil 
Zaragoza Servitá 
Puente Guillermo 
Rio Frio I 
Rio Frio II Rumor 
Rio Sapuyes 
Rio Ingenio Julio Bravo 
Rio Bobo 
Ovejas 
Unión 
Bayona 
Campestre 
La pita 
Rio Recio 
Ayurá Campestre 
Caracolí 
La cascada 
La herradura 
La vuelta 
Pajarito 
Remedios 
Menores Antioquia 
Menores Bogotá 
Menores Cauca 
Menores CQR 
Menores Cundinamarca 
Menores Huila 
Menores Nariño 
Menores Nordeste 
Menores Tolima 
Menores Tuluá 
Menores Valle del Cauca 
 
B.2 Caracter´ısticas del sistema modelado 136
Figura B-4: Modelo simplificado del STN.
 
ECUADOR 
CAUCANAR 
ANTIOQUI 
ATLANTIC 
BOLIVAR 
CERROMAT 
CHIVOR 
CORDOSUC 
CQR 
GCM 
HUILACAQ 
META 
NORDESTE 
TOLIMA VALLECAU 
CUATRICENTENARIO 
COROZO 
MAGDAMED 
LAMIEL 
SANCARLO 
PAGUA 
BOGOTA 
220 – 230 kV 
500 kV 
Bibliograf´ıa
[1] Abdelkader, S.: Transmission loss allocation in a deregulated electrical energy mar-
ket. En: Electric Power Systems Research 76 (2006), Nr. 11, p. 962–967
[2] Abhyankar, A.R. ; Khaparde, S.A.: Electricity transmission pricing: tracing based
point-of-connection tariff. En: International Journal of Electrical Power and Energy
Systems 31 (2009), Nr. 1, p. 59–66
[3] Aguilar, A. ; Roda, P. ; Sa´nchez Sierra, G.: Experiencias de la conferencia 23
del EISG en New Orleans - 2011. Bogota´, Colombia., 2011. – Informe de Investigacio´n.
Informe No 59 - 2011.
[4] Aguilar D´ıaz, A. ; Roda, P. ; Sa´nchez Sierra, G.: Comportamiento del MEM ba-
jo el efecto del nin˜o 2009-10. 2009. – Informe de Investigacio´n. Comite´ de Seguimiento
del Mercado Mayorista de Energ´ıa Ele´ctrica. Informe No 45-2009.
[5] Alaywan, Z. Facilitating the congestion market management in California. 1999
[6] Alomoush, M.I. ; Shahidehpour, S.M.: Generalized model for fixed transmission
rights auction. En: Electric Power Systems Research 54 (2000), Nr. 3, p. 207–220
[7] Araneda, J.C.: Foundations of pricing and investment in electricity markets., Uni-
versity of Manchester Institute of Science and Technology, Tesis de Grado, March 2002
[8] Arango, S. ; Dyner, I. ; Larsen, E.R.: Lessons from deregulation: understanding
electricity markets in South America. En: Utilities Policy 14 (2006), Nr. 3, p. 196 –
207. – ISSN 0957–1787
[9] Arango Zapata, J. C. ; London˜o Estrada, J. G.: Propuesta metodolo´gica para el
ca´lculo de la energ´ıa en tra´nsito en un mercado transfronterizo. Medell´ın, Colombia,
Facultad de Ingenier´ıa Ele´ctrica y Electro´nica. Universidad Pontificia Bolivariana, Tesis
de Grado, 2006
[10] Arellano, M.S. ; Serra, P.: Principios para tarificar la transmisio´n ele´ctrica. En:
Cuadernos de Economia - Latin American Journal of Economics 41 (2004), Nr. 123,
p. 231–253
BIBLIOGRAFI´A 138
[11] Arizu, B. ; Dunn, W.H. ; Tenenbaum, B.: Transmission system operators: lessons
from the frontlines. World Bank, Energy and Mining Sector Board, 2002
[12] Axelrod, R.: The complexity of cooperation: agent-based models of competition and
collaboration. Princeton, Nueva Jersey : Princeton University Press, 1997. – ISBN
0691015678
[13] Bachman, G.D. ; Cicchetti, C.J. ; Long, C.M.: ISOs and transcos: what’s at stake?
En: The Electricity Journal 13 (2000), Nr. 10, p. 38 – 50. – ISSN 1040–6190
[14] Baldick, R.: Shift factors in ERCOT congestion pricing. 2003. – Working paper.
[15] Baldick, R.: Applied optimization: formulation and algorithms for engineering sys-
tems. 1. Cambridge University Press, 2009. – ISBN 9780521855648
[16] Baldick, R. ; Kahn, E.: Network costs and the regulation of wholesale competition
in electric power. En: Journal of Regulatory Economics 5 (1993), Nr. 4, p. 367–384
[17] Baldick, R. ; Kahn, E.P.: Transmission planning in the era of integrated resource
planning: a survey of recent cases. (1992), 09/1992, p. 173
[18] Banal-Estan˜ol, A. ; Rupe´rez Micola, A.: Behavioural simulations in spot elec-
tricity markets. En: European Journal of Operational Research 214 (2011), Nr. 1, p.
147 – 159. – ISSN 0377–2217
[19] Barmack, M. ; Griffes, P. ; Kahn, E. ; Oren, S.: Performance incentives for
transmission. En: Electricity Journal 16 (2003), Nr. 3, p. 9–22
[20] Barrera Rey, F. ; Garc´ıa Morales, A.: Desempen˜o del mercado ele´ctrico co-
lombiano en e´pocas de nin˜o: lecciones del 2009-10. 2010. – Informe de Investigacio´n.
Informe para la Asociacio´n Colombiana de Generadores de Energ´ıa Ele´ctrica (ACOL-
GEN).
[21] Barroso, L.A. ; Bressane, J.M. ; Thome, L.M. ; Junqueira, M. ; Camargo,
I. ; Oliveira, G. ; Binato, S. ; Pereira, M.V.: Transmission structure in Brazil:
organization, evaluation and trends. En: IEEE Power Engineering Society General
Meeting, 2004. Vol. 2, 2004, p. 1301–1306
[22] Bastidas Traverso, R.C.: Aplicacio´n de derechos financieros al sistema de trans-
misio´n del Peru´ como cobertura contra riesgos derivados de la congestio´n. San Miguel,
Peru´, Pontificia Universidad Cato´lica de Peru´, Tesis de Grado, 2009
[23] Biskas, P.N. ; Ziogos, N.P. ; Bakirtzis, A.G.: Analysis of a monthly auction for
financial transmission rights and flow-gate rights. En: Electric Power Systems Research
77 (2007), Nr. 5–6, p. 594 – 603. – ISSN 0378–7796
BIBLIOGRAFI´A 139
[24] Boer, K.: Agent-based simulation of financial markets: a modular, continuous-time
approach. Rotterdam, Holanda, Erasmus University Rotterdam., Tesis de Grado, 2008
[25] Boer, K. ; Kaymak, U. ; Spiering, J.: From discrete-time models to continuous-
time, asynchronous modeling of financial markets. En: Computational Intelligence 23
(2007), Nr. 2, p. 142–161
[26] Bonabeau, E.: Agent-based modeling: Methods and techniques for simulating human
systems. En: Proceedings of the National Academy of Sciences of the United States of
America 99 (2002), Nr. SUPPL. 3, p. 7280–7287
[27] Borshchev, A. ; Filippov, A.: From system dynamics and discrete event to prac-
tical agent based modeling: reasons, techniques, tools. En: The 22nd International
Conference of the System Dynamics Society, 2004
[28] Boyce, J.R. ; Hollis, A.: Governance of electricity transmission systems. En: Energy
Economics 27 (2005), Nr. 2, p. 237 – 255. – ISSN 0140–9883
[29] Braten, J.: Transmission pricing in norway. En: Utilities Policy 6 (1997), Nr. 3, p.
219–226
[30] Brunekreeft, G.: Regulatory issues in merchant transmission investment. En:
Utilities Policy 13 (2005), Nr. 2 SPEC. ISS., p. 175–186
[31] Brunekreeft, G. ; Neuhoff, K. ; Newberry, D.: Electricity transmission: an
overview of the current debate. En: Utilities Policy 13 (2005), Nr. 2 SPEC. ISS., p.
73–93
[32] Bushnell, J.: Transmission rights and market power. En: The Electricity Journal 12
(1999), Nr. 8, p. 77 – 85. – ISSN 1040–6190
[33] Bushnell, J.B. ; Stoft, S.E.: Electric grid investment under a contract network
regime. En: Journal of Regulatory Economics 10 (1996), Nr. 1, p. 61–79
[34] Bushnell, J.B. ; Stoft, S.E.: Improving private incentives for electric grid invest-
ment. En: Resource and Energy Economics 19 (1997), Nr. 1-2, p. 85 – 108. – ISSN
0928–7655
[35] Buygi, M.O. ; Balzer, G. ; Shanechi, H.M. ; Shahidehpour, M.: Market-based
transmission expansion planning. En: IEEE Transactions on Power Systems 19 (2004),
Nr. 4, p. 2060–2067
[36] Cadena Sarmiento, C. F. ; Serna Sua´rez, I. D.: Derechos de transmisio´n: la
experiencia internacional. 2008. – Tesis de Pregrado.
BIBLIOGRAFI´A 140
[37] Caldero´n, L.V.: Hacia un mercado competitivo en la expansio´n de la transmisio´n
de electricidad en Colombia. Medell´ın, Colombia., Universidad de Antioquia., Tesis de
Grado, 2004
[38] Camfield, R.J. ; Schuster, A.G.: Pricing transmission services efficiently. En:
Electricity Journal 13 (2000), Nr. 9, p. 13–29
[39] Campbell, C.M. ; Levin, D.: When and why not to auction. En: Economic Theory
27 (2006), Nr. 3, p. 583–596
[40] Campuzano Ochoa, C. P.: Determinacio´n del poder de mercado para los generado-
res en el sestor ele´ctrico colombiano, Facultad Minas. Universidad Nacional, Tesis de
Grado, 2002
[41] Campuzano Ochoa, C. P. ; Smith Quintero, R. A.: Electricity transmission
pricing: tracing based point-of-connection tariff. En: Avances en Recursos Hidra´ulicos
1 (2002), p. 83–100
[42] Casti, J.L.: Would-be worlds: how simulation is changing the world of science. New
York, Estados Unidos : Wiley, 1998
[43] Chandley, J.D.: A standard market design for regional transmission organizations.
En: The Electricity Journal 14 (2001), Nr. 10, p. 27 – 53. – ISSN 1040–6190
[44] Chao, H. ; Peck, S. ; Oren, S. ; Wilson, R.: Flow-based transmission rights and
congestion management. En: The Electricity Journal 13 (2000), Nr. 8, p. 38 – 58. –
ISSN 1040–6190
[45] Chao, H.-P. ; Peck, S.: A market mechanism for electric power transmission. En:
Journal of Regulatory Economics 10 (1996), Nr. 1, p. 25–59
[46] Chao, H.-P. ; Peck, S.: An institutional design for an electricity contract market
with central dispatch. En: Energy Journal 18 (1997), Nr. 1, p. 85–110
[47] Chao, H.-P. ; Wilson, R.: Optimal contract period for priority service. En: Operations
Research 38 (1990), Nr. 4, p. 598–606
[48] Chao, H.-Po ; Wilson, R.: Priority service: pricing, investment, and market orga-
nization. En: The American Economic Review 77 (1987), Nr. 5, p. 899–916. – ISSN
00028282
[49] Chen, Q. ; Xia, Q. ; Kang, C.: Novel transmission pricing scheme based on point-to-
point tariff and transaction pair matching for pool market. En: Electric Power Systems
Research 80 (2010), Nr. 4, p. 481–488
BIBLIOGRAFI´A 141
[50] Christie, R.D. ; Wollenberg, B.F. ; Wangensteen, I.: Transmission management
in the deregulated environment. En: Proceedings of the IEEE 88 (2000), Nr. 2, p. 170–
195. – ISSN 0018–9219
[51] Chumacero, R. ; Paredes, R. D. ; Sa´nchez, J. M.: Regulacio´n para crisis de abas-
tecimiento: lecciones del racionamiento ele´ctrico en Chile. En: Cuadernos de Economı´a
37 (2000), Nr. 111, p. 323–338
[52] de la Repu´blica de Colombia, Congreso: Ley 142 de 1994 - Ley de servicios
pu´blicos. 1994. – Informe de Investigacio´n. Diario Oficial No. 41.433 de 11 de julio de
1994
[53] de la Repu´blica de Colombia, Congreso: Ley 143. Ley Ele´ctrica. 1994. – Informe
de Investigacio´n. Diario Oficial No. 41.434, de 12 de julio de 1994
[54] CONSENTEC ; Economics., Frontier. Analysis of cross-border congestion mana-
gement methods. 2004
[55] Cramton, P.: Colombia’s forward energy market. 2007. – Working Paper. University
of Maryland.
[56] Cramton, P.: Auctioning long-term gas contracts in Colombia. 2008. – Working
Paper. University of Maryland.
[57] Cramton, P. ; Shoham, Y. ; Steinberg, R.: Introduction to combinatorial auctions.
En: Cramton, Shoham (Ed.) ; (Eds.), Steinberg (Ed.): Combinatorial Auctions. The
MIT Press., 2006, Kapitel 1, p. 1–13
[58] Cramton, P. ; Stoft, S.: Colombia firm energy market. En: Proceedings of the 40th
Annual Hawaii International Conference on System Sciences. Washington, DC, USA
: IEEE Computer Society, 2007 (HICSS 2007). – ISBN 0–7695–2755–8, p. 124–
[59] CREG: Resolucio´n 001 de 1994 / Comisio´n de Regulacio´n de Energ´ıa y Gas. 1994. –
Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[60] CREG: Resolucio´n 025 de 1995 / Comisio´n de Regulacio´n de Energ´ıa y Gas. 1995. –
Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[61] CREG: Resolucio´n 119 de 1998 / Comisio´n de Regulacio´n de Energ´ıa y Gas. 1998. –
Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[62] CREG: Resolucio´n 026 de 1999 / Comisio´n de Regulacio´n de Energ´ıa y Gas. 1999. –
Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[63] CREG: Resolucio´n 064 de 2000 / Comisio´n de Regulacio´n de Energ´ıa y Gas. 2000. –
Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
BIBLIOGRAFI´A 142
[64] CREG: Resolucio´n 103 de 2000 / Comisio´n de Regulacio´n de Energ´ıa y Gas. 2000. –
Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[65] CREG: Resolucio´n 022 de 2001 / Comisio´n de Regulacio´n de Energ´ıa y Gas. 2001. –
Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[66] CREG: Resolucio´n 023 de 2001 / Comisio´n de Regulacio´n de Energ´ıa y Gas. 2001. –
Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[67] CREG: Cartilla transmisio´n de energ´ıa ele´ctrica / Comisio´n de Regulacio´n de Energ´ıa
y Gas. 2008. – Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[68] CREG: Resolucio´n 003 de 2008 / Comisio´n de Regulacio´n de Energ´ıa y Gas. 2008. –
Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[69] CREG: Resolucio´n 011 de 2009 / Comisio´n de Regulacio´n de Energ´ıa y Gas. 2009. –
Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[70] CREG.: Medidas para la promocio´n de la competencia en el mercado mayorista
de electricidad / Comisio´n de Regulacio´n de Energ´ıa y Gas. 2010. – Informe de
Investigacio´n. Documento CREG-118. Bogota´, Colombia
[71] CREG: El mercado ele´ctrico colombiano / Comisio´n de Regulacio´n de Energ´ıa y Gas.
2011. – Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[72] de la Cruz Sandoval, R. ; Garc´ıa Carpio, R. La problema´tica de la actividad
de transmisio´n de energ´ıa en el Peru´: algunas opciones de pol´ıtica. 2003
[73] Danitz Miller, F.J.: Me´todos de asignacio´n de peajes de los sistemas de transmisio´n
ele´ctrica segu´n el uso de la red. 2001. – Tesis de Pregredo
[74] Deb, R.K. ; Hsue, L.-L. ; Albert, R. ; Christian, J.E.: Multi-market modeling of
regional transmission organization functions. En: Electricity Journal 14 (2001), Nr. 2,
p. 39–54
[75] Deng, S.: Financial methods in competitive electricity markets, University of Califor-
nia, Berkeley, Tesis de Grado, Fall 1999
[76] Deng, S. ; Meliopoulos, S. ; Mount, T. ; Sun, H. ; Yang, F. ; Stefopoulos,
G. ; Cai, X. ; Ju, J. ; Lee, Y.-S.: Modeling market signals for transmission ade-
quacy issues: valuation of transmission facilities and load participation contracts in
restructured electric power systems. 2007. – Final Project Report
[77] Deng, S.-J. ; Oren, S.S.: Priority network access pricing for electric power. En:
Journal of Regulatory Economics 19 (2001), Nr. 3, p. 239–270
BIBLIOGRAFI´A 143
[78] D´ıaz Tello, S.: Herramienta para la planeacio´n de la expansio´n de la transmisio´n
en ambientes desregulados. Me´xico D.F., Escuela Superior de Ingenier´ıa Meca´nica y
Ele´ctrica, Instituto Polite´cnico Nacional, Tesis de Grado, 2006
[79] Donado Hoyos, V.E.: Revisio´n de metodolog´ıas de tarificacio´n y modelos de re-
muneracio´n en sistemas de transmisio´n de energ´ıa ele´ctrica, Facultad de Ingenier´ıa.
Universidad de los Andes, Colombia, Tesis de Grado, 2003
[80] Dyner, I. ; Franco, C.J. ; Arango, S.: El mercado mayorista de electricidad co-
lombiano. Medell´ın, Colombia : Universidad Nacional de Colombia, Sede Medell´ın,
2008
[81] ETSO. Benchmarking on transmission pricing in Europe. 2003
[82] ETSO. Overview of currently applied methods for cross-border transmission capacity
allocation in South-east Europe: situation October 2005. 2005
[83] ETSO. An overview of current cross-border congestion management methods in Eu-
rope. May 2006
[84] ETSO. Transmission risk hedging products: solutions for the market and consequences
for the TSOs. 2006
[85] Fahrenkrog Borghero, T.: Tarificacio´n de sistemas de transmisio´n ele´ctrica. San-
tiago, Chile, Universidad de Chile, Tesis de Grado, 2004
[86] Ferrari, P. ; Rey, M. ; Vidal, D.: Asignacio´n de costos de la transmisio´n. 2002. –
Tesis de Pregrado.
[87] Fink, L.H. ; Ilic, M.D. ; Galiana, F.D.: Transmission access rights and tariffs. En:
Electric Power Systems Research 43 (1997), Nr. 3, p. 197–206
[88] Fink, S. ; Porter, K. ; Mudd, C. ; Rogers, J. A survey of transmission cost
allocation methodologies for regional transmission organizations. 2011
[89] Fischer, R. ; Serra, P.: Regulating the electricity sector in Latin America. En:
Economı´a 1 (2000), Nr. 1, p. 155–198
[90] Fontalvo Ardila, J.J.: Me´todos de asignacio´n de cargos en mercados regionales de
energ´ıa por uso de las redes de transmisio´n. 2010. – Tesis de Pregrado.
[91] Galetovic, A. ; Inostroza, J.R.: A lesson from Argentina: setting transmission tolls
in a competitive auction is much better than regulating them. En: Energy Economics
30 (2008), Nr. 4, p. 1334–1366
BIBLIOGRAFI´A 144
[92] Galetovic, A. ; Palma-Behnke, R.: Can generalized distribution factors lead to
.objective”transmission toll allocations? Some lessons from the recent Chilean expe-
rience. En: Energy Economics 30 (2008), Nr. 2, p. 249–270
[93] Gallego Arias, C.A.: Ana´lisis de posiciones dominantes en el mercado de energ´ıa
mayorista colombiano basado en el ca´lculo de la demanda residual y formacio´n de
precios. Pereira, Colombia, Universidad Tecnolo´gica de Pereira, Tesis de Grado, 2011
[94] Gallego Vega, L.E. ; Duarte Velasco, O.G.: Estimacio´n y ana´lisis de precios
nodales como efecto de las restricciones de transmisio´n en el mercado mayorista de
Colombia. En: Ingenier´ıa e Investigacio´n 30 (2010), Nr. 3, p. 71 – 85
[95] Gallego Vega, L.E. ; Duarte Velasco, O.G.: Estudio sobre el papel de las
restricciones de transmisio´n en la oferta de la energ´ıa ele´ctrica en Colombia. En:
Ingenier´ıa e Investigacio´n 30 (2010), Nr. 2, p. 62 – 77
[96] Garzo´n Lemos, S.Y.: Metodolog´ıa de asignacio´n de costos a largo plazo, caso apli-
cacio´n: Sistema de Transmisio´n Nacional STN an˜o 2000. En: Energe´tica 26 (2001), p.
73 – 83
[97] Gilbert, R. ; Neuhoff, K. ; Newbery, D.: Allocating transmission to mitigate
market power in electricity networks. En: RAND Journal of Economics 35 (2004), Nr.
4, p. 691–709
[98] Glachant, J.-M. ; Dubois, U. ; Perez, Y.: Deregulating with no regulator: is the
German electricity transmission regime institutionally correct? En: Energy Policy 36
(2008), Nr. 5, p. 1600–1610
[99] Green, R.: Electricity transmission pricing: an international comparison. En: Utilities
Policy 6 (1997), Nr. 3, p. 177–184
[100] Hagman, B. ; Bjorndalen, J.: FTRs in the nordic electricity market. Pros and cons
compared to the present system with CfDs. 2011. – Elforsk
[101] Hahn, R. W. ; Van Boening, M. V.: An experimental examination of spot markets
for electricity. En: The Economic Journal 100 (1990), Nr. 403, p. 1073–1094. – ISSN
00130133
[102] Happ, H.H.: Cost of wheeling methodologies. En: IEEE Transactions on Power
Systems 9 (1994), Nr. 1, p. 147–156
[103] Harvey, S.M. ; Hogan, W.W. ; Pope, S.L.: Transmission capacity reservations
implemented through a spot market with transmission congestion contracts. En: The
Electricity Journal 9 (1996), Nr. 9, p. 42 – 55. – ISSN 1040–6190
BIBLIOGRAFI´A 145
[104] Harvey, S.M. ; Hogan, W.W. ; y Pope, S.L. Transmission capacity reservations
and transmission congestion contracts. 1997
[105] Hausman, E. ; Fagan, R. ; White, D. ; Takahashi, K. ; Napoleon, A. LMP
electricity markets: market operations, market power, and value for consumers. 2006
[106] Heath, S.K. ; Brailsford, S.C. ; Buss, A. ; Macal, C.M.: Cross-paradigm simu-
lation modeling: challenges and successes, 2011, p. 2783–2797
[107] Hogan, W. W.: Nodes and zones in electricity markets: seeking simplified congestion
pricing. En: International Series in Operations Research & Management Science 13
(1998), p. 33–62
[108] Hogan, W. W. Electric transmission adequacy and market institutions. 1999
[109] Hogan, W. W. Market-based transmission investment and competitive electricity mar-
kets. 1999
[110] Hogan, W. W. Flowgate rights and wrongs. 2000
[111] Hogan, W. W. Financial transmission right formulations. 2002
[112] Hogan, W. W. Financial transmission rights formulations. 2002
[113] Hogan, W.W.: Contract networks for electric power transmission. En: Journal of
Regulatory Economics 4 (1992), Nr. 3, p. 211–242
[114] Hogan, W.W.: Transmission market design. 2003. – Texas A&M conference paper
[115] Hsu, M.: An introduction to the pricing of electric power transmission. En: Utilities
Policy 6 (1997), Nr. 3, p. 257–270
[116] Iacobucci, E. ; Trebilcock, M. ; Winter, R. A.: The Canadian experience with
deregulation. En: The University of Toronto Law Journal 56 (2006), Nr. 1, p. 1–74
[117] IEA ; OECD: Competition in electricity markets / International Energy Agency
(IEA) and Organization for Economic Cooperation and Development (OECD). 2001.
– Informe de Investigacio´n
[118] Ilic, M. ; Hyman, L. ; Allen, E. ; Younes, Z.: Transmission scarcity: who pays?
En: The Electricity Journal 10 (1997), Nr. 6, p. 38 – 49. – ISSN 1040–6190
[119] Ilic, M.D. ; Yoon, Y.T. ; Zobian, A. ; Paravalos, M.E.: Toward regional trans-
mission provision and its pricing in New England. En: Utilities Policy 6 (1997), Nr.
3, p. 245–256
BIBLIOGRAFI´A 146
[120] Joskow, P.: Regulatory priorities for reforming infrastructure sectors in developing
countries. Washington, D.C., April 1998
[121] Joskow, P.: The difficult transition to competitive electricity markets in the U.S /
Massachusetts Institute of Technology, Center for Energy and Environmental Policy
Research. 2003 ( 0308). – Working paper
[122] Joskow, P.: Patterns of transmission investment. 2005. – Informe de Investigacio´n
[123] Joskow, P.: Regulation of natural monopolies. En: y S. Shavell (Eds.), A. M. P.
(Ed.): Handbook of Law and Economics. Elsevier, 2007, Kapitel 2, p. 1227–1348
[124] Joskow, P.: Incentive regulation and its application to electricity networks. En:
Review of Network Economics 7 (2008), Nr. 4, p. 547–560
[125] Joskow, P.: Lessons learned from electricity market liberalization. En: The Energy
Journal 29 (2008), Nr. 2, p. 9–42
[126] Joskow, P. ; Tirole, J.: Transmission rights and market power on electric power
networks. En: RAND Journal of Economics 31 (2000), Nr. 3, p. 450–487
[127] Joskow, P. ; Tirole, J. Transmission investment: alternative institutional frame-
works. 2002
[128] Joskow, P. ; Tirole, J.: Merchant transmission investment. En: Journal of Industrial
Economics 53 (2005), Nr. 2, p. 233–264
[129] Keller, K. ; Wild, J.: Long-term investment in electricity: a trade-off between co-
ordination and competition? En: Utilities Policy 12 (2004), Nr. 4, p. 243–251
[130] Kirby, B. ; Hirst, E.: Maintaining transmission adequacy in the future. En: The
Electricity Journal 12 (1999), Nr. 9, p. 62–72
[131] Kirschen, D.S. ; Strbac, G.: Fundamentals of power system economics. John Wiley
& Sons, 2004. – ISBN 9780470845721
[132] Klemperer, P.: The economic theory of auctions. Cheltenham, Reino Unido : Edward
Elgar, 2000
[133] Krause, T.: Evaluation of transmission pricing methods for liberalized markets. A
literature survey. 2003. – Internal Report.
[134] Kristiansen, T.: Markets for financial transmission rights. En: Energy Studies Review
13 (2004), Nr. 1, p. 25–74
BIBLIOGRAFI´A 147
[135] Kristiansen, T.: Cross-border transmission capacity allocation mechanisms in South
East Europe. En: Energy Policy 35 (2007), Nr. 9, p. 4611–4622
[136] Larsen, E.R. ; Dyner, I. ; Bedoya, L. ; Franco, C.J.: Lessons from deregulation
in Colombia: successes, failures and the way ahead. En: Energy Policy 32 (2004), Nr.
15, p. 1767 – 1780. – ISSN 0301–4215
[137] Le´autier, T.-O.: Transmission constraints and imperfect markets for power. En:
Journal of Regulatory Economics 19 (2001), Nr. 1, p. 27–54
[138] Lima, D.A. ; Padilha-Feltrin, A. ; Contreras, J.: An overview on network cost
allocation methods. En: Electric Power Systems Research 79 (2009), Nr. 5, p. 750–758
[139] Lima, J.W.M.: Allocation of transmission fixed charges: an overview. En: IEEE
Transactions on Power Systems 11 (1996), Nr. 3, p. 1409–1418. – ISSN 0885–8950
[140] La¨ttila¨, L. ; Hilletofth, P. ; Lin, B.: Hybrid simulation models – when, why,
how? En: Expert Systems with Applications 37 (2010), Nr. 12, p. 7969 – 7975. – ISSN
0957–4174
[141] Lyons, K. ; Fraser, H. ; Parmesano, H.: An introduction to financial transmission
rights. En: The Electricity Journal 13 (2000), Nr. 10, p. 31 – 37. – ISSN 1040–6190
[142] Macal, C.M.: To agent-based simulation from system dynamics, 2010, p. 371–382
[143] Macal, C.M. ; North, M.J.: Tutorial on agent-based modeling and simulation part 2:
how to model with agents. En: Proceedings of the 2006 Winter Simulation Conference,
Winter Simulation Conference, 2006 (WSC ’06). – ISBN 1–4244–0501–7, p. 73–83
[144] Macal, C.M. ; North, M.J.: Agent-based modeling and simulation: desktop ABMS.
En: Henderson, Shane G. (Ed.) ; Biller, Bahar (Ed.) ; Hsieh, Ming-Hua (Ed.) ;
Shortle, John (Ed.) ; Tew, Jeffrey D. (Ed.) ; Barton, Russell R. (Ed.): Proceedings
of the 2007 Winter Simulation Conference, WSC, 2007. – ISBN 1–4244–1306–0, p. 95–
106
[145] Macal, C.M. ; North, M.J.: Toward teaching agent-based simulation. En: Procee-
dings of the 2010 Winter Simulation Conference, WSC, 2010, p. 268–277
[146] Macal, C.M. ; North, M.J.: Tutorial on agent-based modelling and simulation. En:
Journal of Simulation 4 (2010), Nr. 3, p. 151–162
[147] Macal, C.M. ; North, M.J.: Introductory tutorial: agent-based modeling and simu-
lation, 2011, p. 1451–1464
BIBLIOGRAFI´A 148
[148] Majidi Q, M. ; Ghazizadeh, M. S. ; Afsharnia, S.: A novel approach to allocate
transmission embedded cost based on MW-Mile method under deregulated environ-
ment. En: IEEE Canada Electric Power Conference 2008. EPEC 2008., 2008, p. 1–6
[149] Matsukawa, I. Regulating a monopoly offering priority service. 2006
[150] McDaniel, T.: Auctioning access to networks: evidence and expectations. En: Utili-
ties Policy 11 (2003), Nr. 1, p. 33–38
[151] Kap. Auctions to gas transmission access: the British experience. In: McDaniel, T.
; Neuhoff, K.: Auctions and beauty contests: a policy perspective. Cambridge, Reino
Unido : Cambridge University Press, 2002, p. 197–229
[152] Meadows, D.H. ; Robinson, J.M.: The electronic oracle: computer models and social
decisions. Nueva York, Estados Unidos : John Wiley & Sons, 1985
[153] Mendez, R. ; Rudnick, H.: Congestion management and transmission rights in
centralized electric markets. En: IEEE Transactions on Power Systems 19 (2004), Nr.
2, p. 889–896. – ISSN 0885–8950
[154] Me´ndez Delaunoy, R.: Tarificacio´n de congestio´n y derechos de transmisio´n en
mercados ele´ctricos. Santiago, Chile, Pontificia Universidad Cato´lica de Chile, Tesis
de Grado, 2002
[155] Metzler, C. ; Hobbs, B. F. ; Pang, J.-S.: Nash-Cournot equilibria in power markets
on a linearized DC network with arbitrage: formulations and properties. En: Networks
and Spatial Economics 3 (2003), Nr. 2, p. 123–150
[156] Milgrom, P.: Putting auction theory to work. Cambridge : Cambridge University
Press, 2004
[157] Milgrom, P.R.: Rational expectations, information acquisition, and competitive bid-
ding. En: Econometrica 49 (1981), p. 921–943
[158] Molina, J.D. ; Rudnick, H.: Transmission of electric energy: a bibliographic review.
En: IEEE Latin America Transactions (Revista IEEE America Latina) 8 (2010), Nr.
3, p. 245–258. – ISSN 1548–0992
[159] Montero, F.L. ; Pe´rez-Arriaga, I.J. ; Ode´riz, F.J.: Benchmark of electricity
transmission tarrifs in the countries of the internal electricity market of the European
Union. En: Utilities Policy 10 (2001), Nr. 1, p. 47–56
[160] Montoya Salas, J.D. ; Echeverri, M.P.: Transacciones internacionales de electri-
cidad entre los paises miembros de la Comunidad Andina de Naciones y manejo de
congestiones. En: Bolet´ın del Observatorio Colombiano de Energ´ıa 20 (2005), p. 3 – 9
BIBLIOGRAFI´A 149
[161] Most, D. ; Keles, D.: A survey of stochastic modelling approaches for liberalised
electricity markets. En: European Journal of Operational Research 207 (2010), Nr. 2,
p. 543 – 556. – ISSN 0377–2217
[162] Mutale, J.: Framework for allocation of transmission and distribution network costs.,
University of Manchester Institute of Science and Technology, Tesis de Grado, Decem-
ber 1999
[163] Newbery, D.M.: Network capacity auctions: promise and problems. En: Utilities
Policy 11 (2003), Nr. 1, p. 27–32
[164] Niederpru¨m, M. ; Pickhardt, M.: Electricity transmission pricing: the German
case. En: Atlantic Economic Journal 30 (2002), Nr. 2, p. 136–147
[165] North, M.J. ; Macal, C.M.: Managing business complexity. Discovering strategic
solutions with aent-based modeling and simulation. New York : Oxford University
Press, Inc., 2007
[166] Oloomi-Buygi, M. ; Salehizadeh, M.R.: Considering system non-linearity in trans-
mission pricing. En: International Journal of Electrical Power and Energy Systems 30
(2008), Nr. 8, p. 455–461
[167] O’Neill, R.P. ; Helman, U. ; Hobbs, B.F. ; Stewart Jr., W.R. ; Rothkopf,
M.H.: A joint energy and transmission rights auction: proposal and properties. En:
IEEE Transactions on Power Systems 17 (2002), Nr. 4, p. 1058–1067
[168] Oren, S.S.: Economic inefficiency of passive transmission rights in congested electricity
systems with competitive generation. En: The Energy Journal 18 (1997), Nr. 1, p.
63–83
[169] Oren, S.S.: Transmission pricing and congestion management: efficiency, simplicity
and open access. 2000. – Berkeley, CA
[170] Orfanogianni, T. ; Gross, G.: A general formulation for LMP evaluation. En: IEEE
Transactions on Power Systems 22 (2007), Nr. 3, p. 1163–1173. – ISSN 0885–8950
[171] Ossa Lo´pez, D. F.: Ana´lisis del comportamiento estrate´gico de los agentes genera-
dores en el mercado ele´ctrico colombiano. Medell´ın, Colombia, Facultad de Minas,
Universidad Nacional, Tesis de Grado, 2012
[172] Pan, J. ; Teklu, Y. ; Rahman, S. ; Jun, K.: Review of usage-based transmission
cost allocation methods under open access. En: IEEE Transactions on Power Systems
15 (2000), Nr. 4, p. 1218–1224. – ISSN 0885–8950
BIBLIOGRAFI´A 150
[173] Pantos, M. ; Gubina, F.: Ex-ante transmission-service pricing via power-flow tracing.
En: International Journal of Electrical Power and Energy System 26 (2004), Nr. 7, p.
509–518
[174] Perez-Arriaga, I.J. ; Puerta, J.F. ; Arceluz, J. ; Marin, J.: Marginal pricing of
transmission services: an analysis of cost recovery. En: IEEE Transactions on Power
Systems 10 (1995), Nr. 1, p. 546–553
[175] Phelan, S.E.: A note on the correspondence between complexity and systems theory.
En: Systemic Practice and Action Research 12 (1999), Nr. 3, p. 237–246
[176] Pierce, R.J.: {FERC} must adopt an efficient transmission pricing system—now. En:
The Electricity Journal 10 (1997), Nr. 8, p. 79 – 85. – ISSN 1040–6190
[177] PJM. Annual FTR auction training. 2009
[178] PJM. Manual 06: financial transmission rights. 2012
[179] PJM: PJM algorithms for AFC and ATC calculations / PJM. 2013. – Informe de
Investigacio´n
[180] PJM: PJM open access transmission tariff / PJM. 2013. – Informe de Investigacio´n
[181] Pritchard, G. ; Philpott, A.: On financial transmission rights and market power.
En: Decision Support Systems 40 (2005), Nr. 3-4 SPEC. ISS., p. 507–515
[182] Quick, D.M. ; Carey, J.M.: Transmission capacity and market power: the effect on
a dominant generation firm. En: Energy Policy 30 (2002), Nr. 8, p. 699–708
[183] Rahmandad, H. ; Sterman, J.: Heterogeneity and network structure in the dynamics
of diffusion: comparing agent-based and differential equation models. En: Management
Science 54 (2008), Nr. 5, p. 998–1014
[184] Rassenti, S.J. ; Smith, V.L. ; Wilson, B.J.: Controlling market power and price
spikes in electricity networks: demand-side bidding. En: Proceedings of the National
Academy of Sciences of the United States of America 100 (2003), Nr. 5, p. 2998–3003
[185] Richardson, K.A.: On the limits of bottom-up computer simulation: towards a
nonlinear modeling culture. En: Hawaii International Conference on System Sciences.
Hawai, Estados Unidos, 2003, p. 94
[186] Rious, V. ; Glachant, J.M. ; Perez, Y. ; Dessante, P.: The diversity of design of
TSOs. En: Energy Policy 36 (2008), Nr. 9, p. 3323 – 3332. – ISSN 0301–4215
[187] Rosello´n, J.: Different approaches towards electricity transmission expansion. En:
Review of Network Economics 2 (2003), Nr. 3, p. 238–269
BIBLIOGRAFI´A 151
[188] Rosello´n, J.: An incentive mechanism for electricity transmission expansion in Me-
xico. En: Energy Policy 35 (2007), Nr. 5, p. 3003–3014
[189] Rosenberg, Alan: A proposed alternative to locational marginal pricing and its
impact on new generation. En: The Electricity Journal 17 (2004), Nr. 3, p. 11 – 25. –
ISSN 1040–6190
[190] Rotoras, R.E. ; Lefevre, T. ; Pacudan, R.B.: Marginal transmission pricing and
supplemental cost allocation method: a case of philippines. En: Electric Power Systems
Research 63 (2002), Nr. 3, p. 213–227
[191] Rubio-Ode´riz, F.J.: Marginal pricing of transmission services: a comparative analysis
of network cost allocation methods. En: IEEE Transactions on Power Systems 15
(2000), Nr. 1, p. 448–454
[192] Rudnick, H. ; Palma, R. ; Fernandez, J.E.: Marginal pricing and supplement cost
allocation in transmission open access. En: IEEE Transactions on Power Systems 10
(1995), Nr. 2, p. 1125–1132
[193] Rudnick, H. ; Soto, M. ; Palma, R.: Use of system approaches for transmission
open access pricing. En: International Journal of Electrical Power and Energy Systems
21 (1999), Nr. 2, p. 125–135
[194] Ruff, L.E.: Flowgates, contingency-constrained dispatch, and transmission rights.
En: Electricity Journal 14 (2001), Nr. 1, p. 34–55
[195] Sargent, R.G.: Verification and validation of simulation models, 2007, p. 124–137
[196] Schieritz, N. ; Milling, P.M.: Modeling the forest or modeling the trees - a com-
parison of system dynamics and agent-based simulation. En: The 21st International
Conference of the System Dynamics Society., 2003
[197] Scholl, H.: Agent-based and system dynamics modeling: a call for cross study and
joint research, 2001, p. 62–
[198] Schweppe, F. C. ; Caramanis, M. C. ; Tabors, R. D. ; Bohn, R. E.: Spot pricing
of electricity. Boston, MA : Kluwer Academic Publishers, 1988
[199] Sensub, F. ; Genoese, M. ; Ragwitz, M. ; Most, D.: Agent-based simulation of
electricity markets: a literature review. En: Energy Studies Review 15 (2007), Nr. 2. –
Art´ıculo 2
[200] Shahidehpour, M. ; Yamin, H. ; Li, Z.: Market operations in electric power systems:
forecasting, scheduling, and risk management. 1st. New York : Wiley-IEEE Press, Ma¨rz
2002. – ISBN 0471443379
BIBLIOGRAFI´A 152
[201] Shirmohammadi, D. ; Gribik, P.R. ; Law, T.K. ; Malinowski, J.H. ; O’Donnell,
R.E.: Evaluation of transmission network capacity use for wheeling transactions. En:
IEEE Transactions on Power Systems 4 (1989), Nr. 4, p. 1405–1413
[202] Shirmohammadi, D. ; Rajagopalan, C. ; Alward, E.R. ; Thomas, C.L.: Cost of
transmission transactions: an introduction. En: IEEE Transactions on Power Systems
6 (1991), Nr. 4, p. 1546–1560. – ISSN 0885–8950
[203] Shukla, U.K. ; Thampy, A.: Analysis of competition and market power in the
wholesale electricity market in India. En: Energy Policy 39 (2011), Nr. 5, p. 2699 –
2710. – ISSN 0301–4215
[204] Singh, H. ; Hao, S. ; Papalexopoulos, A.: Transmission congestion management in
competitive electricity markets. En: IEEE Transactions on Power Systems 13 (1998),
Nr. 2, p. 672–680. – ISSN 0885–8950
[205] Squicciarini, G.: Transmission rights allocation in the electricity industry. London,
England, University College, Tesis de Grado, 2003
[206] Stalon, C.G.: Electric industry governance: reconciling competitive power markets
and the physics of complex transmission interconnections. En: Resource and Energy
Economics 19 (1997), Nr. 1-2, p. 47–83
[207] Sterman, J.D.: Business dynamics, systems thinking and modeling for a complex
world. Nueva York, Estados Unidos : McGraw Hill, 2000
[208] Stern, J. ; Turvey, R.: Auctions of capacity in network industries. En: Utilities
Policy 11 (2003), Nr. 1, p. 1–8
[209] Stoft, S. MW-mile charges: do they work?. 1998
[210] Stoft, S.: Financial transmission rights meet cournot: how TCCs curb market power.
En: Energy Journal 20 (1999), Nr. 1, p. 1–23
[211] Stoft, S.: Power system economics. Designing markets for electricity. (2002)
[212] Sweetser, A.: A comparison of system dynamics and discrete event simulation.
En: Cavana, R.Y. (Ed.) ; Vennix, J. A. M. (Ed.) ; Rouette, E. A. J. A. (Ed.) ;
M., Stevenson-Wright (Ed.) ; Candlish, J. (. (Ed.): Proceedings of 17th International
Conference of the System Dynamics Society and 5th Australian & New Zealand Systems
Conference, 20-23 July 1999. Wellington, Nueva Zelanda, 1999
[213] Tabors, R.D.: Transmission system management and pricing: new paradigms and
international comparisons. En: IEEE Transactions on Power Systems 9 (1994), Nr. 1,
p. 206–215
BIBLIOGRAFI´A 153
[214] Tako, A.A. ; Robinson, S.: Comparing model development in discrete event simula-
tion and system dynamics, 2009, p. 979–991
[215] Tako, A.A. ; Robinson, S.: Model development in discrete-event simulation and
system dynamics: An empirical study of expert modellers. En: European Journal of
Operational Research 207 (2010), Nr. 2, p. 784–794
[216] Tanaka, M.: Evaluation of alternatives for power system coordination and pooling
in a competitive environment. En: IEEE Transactions on Power Systems 12 (1997),
Nr. 2, p. 605–613. – ISSN 0885–8950
[217] Tanaka, M.: Optimal transmission capacity under nodal pricing and pncentive regu-
lation for transco / Research Institute of Economy, Trade and Industry (RIETI). 2005
( 05021). – Discussion papers
[218] Tapia Ahumada, K.: Impacto de las restricciones de transmisio´n en un mercado
competitivo de electricidad. Santiago. Chile, Pontificia Universidad Cato´lica de Chile,
Tesis de Grado, 1998
[219] Tesfatsion, L.: Agent-based computational economics: a constructive approach to
economic teory. En: Tesfatsion, Leigh (Ed.) ; (Eds.), Kenneth L. J. (Ed.): Handbook
of computational economics: agent-based computational economics Vol. 2. Elsevier,
2006, Kapitel 16, p. 831–880
[220] UPME: Una visio´n del mercado ele´ctrico colombiano / Unidad de Planeacio´n Minero
Energe´tica. 2004. – Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[221] UPME: Plan de expansio´n de referencia generacio´n-transmisio´n 2009-2023 / Unidad
de Planeacio´n Minero Energe´tica. 2009. – Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[222] UPME.: Plan de expansio´n de referencia generacio´n-transmisio´n 2010-2024 / Unidad
de Planeacio´n Minero Energe´tica. 2010. – Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[223] UPME.: Plan de expansio´n de referencia generacio´n-transmisio´n 2011-2025 / Unidad
de Planeacio´n Minero Energe´tica. 2011. – Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[224] UPME.: Plan de expansio´n de referencia generacio´n-transmisio´n 2012-2025 / Unidad
de Planeacio´n Minero Energe´tica. 2011. – Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[225] UPME: Informe de avance plan de expansio´n de generacio´n y transmisio´n / Unidad
de Planeacio´n Minero Energe´tica. 2012. – Informe de Investigacio´n. Bogota´, Colombia
[226] UPME.: Proyeccio´n de demanda de energ´ıa ele´ctrica en Colombia. Revisio´n marzo de
2013 / Unidad de Planeacio´n Minero Energe´tica. 2013. – Informe de Investigacio´n.
Bogota´, Colombia
BIBLIOGRAFI´A 154
[227] y Utilities Board, Alberta E. Congestion management application. 2002
[228] Ventosa, Mariano ; Ba´ıllo, A´lvaro ; Ramos, Andre´s ; Rivier, Michel: Electricity
market modeling trends. En: Energy Policy 33 (2005), Nr. 7, p. 897 – 913. – ISSN
0301–4215
[229] Vickrey, W.: Counterspeculation, auctions, and competitive sealed tenders. En:
Journal of Finance 16 (1961), p. 8–37
[230] Vogelsang, I.: Price regulation for independent transmission companies. En: Journal
of Regulatory Economics 20 (2001), Nr. 2, p. 141–65
[231] Wehinger, L.A.: Agent-based modeling in electricity markets: introducing a new pre-
dictive agent learning approach. Zu´rich, Suiza., Swiss Federal Institute of Technology
Zurich., Tesis de Grado, 2010
[232] Weidlich, A. ; Veit, D.: A critical survey of agent-based wholesale electricity market
models. En: Energy Economics 30 (2008), Nr. 4, p. 1728–1759
[233] Wilson, R.: Efficient and competitive rationing. En: Econometrica 57 (1989), Nr. 1,
p. 1–40. – ISSN 00129682
[234] Wilson, R.: Nonlinear pricing. New York and Oxford : Oxford University Press.,
1993
[235] Wilson, R.: Implementation of priority insurance in power exchange markets. En:
Energy Journal 18 (1997), Nr. 1, p. 111–123
[236] Wilson, R.B.: Competitive bidding with disparate information. En: Management
Science 15 (1969), Nr. 7, p. 446–452
[237] Woo, C.K. ; King, M. ; Tishler, A. ; Chow, L.C.H.: Costs of electricity deregula-
tion. En: Energy 31 (2006), Nr. 6-7, p. 747–768
[238] Wood, A.J. ; Wollenberg, B.F.: Power generation, operation, and control. Wiley
New York, 1984. – xiv, 444 p. : p.. – ISBN 0471091820
[239] Wooldridge, M.J. ; Jennings, N.R.: Intelligent agents: theory and practice. En:
Knowledge Engineering Review 10 (1995), Nr. 2, p. 115–152
[240] Wu, F. ; Varaiya, P. ; Spiller, P. ; Oren, S.: Folk theorems on transmission access:
Proofs and counterexamples. En: Journal of Regulatory Economics 10 (1996), Nr. 1,
p. 5–23
BIBLIOGRAFI´A 155
[241] Wu, S.: Agent-based discrete event simulation modeling and evolutionary real-time
decision making for large-scale systems., Faculty of the Swanson School of Engineering.
University of Pittsburgh., Tesis de Grado, January 2009
[242] XM: La operaco´n del sistema interconectado nacional / XM Compan˜´ıa Expertos en
Mercados S.A. E.S.P. 2009. – Informe de Investigacio´n. Medell´ın, Colombia
[243] XM: Administracio´n mercado de energ´ıa mayorista. Abril 2013 / XM Compan˜´ıa Ex-
pertos en Mercados S.A. E.S.P. 2013. – Informe de Investigacio´n. Medell´ın, Colombia
[244] Yarrow, G.: Capacity auctions in the UK energy sector. En: Utilities Policy 11
(2003), Nr. 1, p. 9–20
[245] Yu, C.-N. ; Leotard, J.-P. ; Ilic, M. D.: Dynamics of transmission provision in a
competitive power industry. En: Discrete Event Dynamic Systems 9 (1999), Nr. 4, p.
351–388
[246] Zhou, Z. ; Chan, W.K. ; Chow, J.H.: Agent-based simulation of electricity markets:
A survey of tools. En: Artificial Intelligence Review 28 (2007), Nr. 4, p. 305–342
